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Resumo 
No Brasil e em muitos outros países, há uma elevada preocupação com perdas não técnicas, as 
quais são relacionadas com roubo de energia, inadimplência e erros na tarifação. Os números 
associados a este problema impressionam. Prevê-se que cerca de US$ 200 bilhões sejam 
perdidos anualmente devido a roubo de energia ou falha nos equipamentos em todo o mundo. 
No Brasil, o prejuízo causado por perdas não técnicas é estimado em cerca de 8,1 bilhões de 
reais, mas os valores de perdas não técnicas registradas em diferentes regiões brasileiras são 
bastante distintos entre si. Em 2011, por exemplo, a CELPA (Centrais Elétricas do Pará) 
registrou cerca de 40% de perdas não técnicas, enquanto a CPFL Energia registrou apenas 2%. 
Entretanto, tal valor reduzido ainda representa R$ 120 milhões anuais de perdas no âmbito da 
CPFL. Alguns métodos foram desenvolvidos com o objetivo de identificar tais perdas, contudo 
ainda não há um procedimento consolidado. Além disso, atualmente novas funções têm sido 
integradas aos medidores eletrônicos de energia, permitindo o acesso a informações adicionais. 
Com o aumento destas funcionalidades e a comunicação de dados, estes medidores inteligentes 
podem ser utilizados para o desenvolvimento de técnicas integradas para o gerenciamento de 
redes de distribuição. Neste contexto, este trabalho de mestrado apresenta um novo método de 
análise de perdas não técnicas, mais sensível do que os métodos existentes, permitindo assim 
melhorar o nível de detecção e localização de perdas não técnicas nos sistemas de distribuição. 
Tal método baseia-se em medidas feitas pelos medidores inteligentes e em um fluxo de carga 
modificado que permite utilizar as relações entre as grandezas medidas e calculadas para 
identificar casos fora dos padrões.
Abstract 
In Brazil and in several other countries, there is a growing awareness of non-technical losses, 
which are associated to energy theft, nonpayment and measurements inaccuracy. The numbers 
associated to this problem are impressive. One can estimate that all around the world about US$ 
200 billion are lost annually because of energy theft and equipment failures. In Brazil, the non-
technical losses is estimated to be around R$ 8.1 billion, however its regional values 
considerably differ from each other. In 2011, for example, the utility called CELPA 
(abbreviation for Centrais Elétricas do Pará) registered around 40% of nontechnical loss while 
CPFL Energia (another Brazilian utility) registered only 2%. Even though 2% is a low 
percentage value, it represents a cost of R$ 120 million for CPFL Energia. Several methods 
have been proposed to identify such losses; however there is no established technique. 
Additionally, nowadays new functions have been integrated to the electronic energy meters, 
allowing access to additional information. With the increase in such functions and data 
communication, these smart meters can be used for the development of integrated techniques 
associated to the management of distribution systems. In this context, this work presents a new 
method to reduce nontechnical losses, which is more sensible than the existing ones, allowing 
the improvement of detection and location of nontechnical losses in distribution systems. The 
proposed method is based on measurements from smart meters and on a modified load flow 
algorithm that allows using the relationships between measured and calculated greatness to 
identify irregular situations.
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O problema das perdas não técnicas (PNTs) ou comerciais vem sendo estudado em 
vários países há anos. Os números associados a este problema impressionam. Prevê-se que 
cerca de US$ 200 bilhões sejam perdidos anualmente devido a roubo de energia ou falha nos 
equipamentos em todo o mundo [1]. Por conseguinte, muitos métodos foram propostos para 
identificar perdas comerciais de energia, porém ainda não há métodos consolidados. 
Adicionalmente, a grande maioria dos métodos propostos não utiliza informações importantes 
que estarão disponíveis com a instalação dos medidores inteligentes. Com isto, a 
disponibilidade de tais medições permitirá melhorar a eficiência dos métodos existentes ou 
propor métodos novos. Estes novos métodos podem significar um aumento no faturamento das 
distribuidoras de energia, que perdem anualmente uma quantidade expressiva devido às perdas 
comerciais, levando à redução do custo da energia entregue ao consumidor. 
O prejuízo causado por perdas não técnicas no Brasil é estimado em cerca de 8,1 bilhões 
de reais [2]. Por isto, no Brasil, há uma elevada preocupação com as chamadas perdas não 
técnicas (roubo de energia, falha em medições, etc.). Atualmente a Agência Nacional de 
Energia Elétrica (ANEEL) está incentivando que as empresas de distribuição tomem 
providências para diminuir as perdas e, com isto, aproveitem melhor o sistema elétrico [3]. 
Observa-se uma discrepância significativa entre os índices de perdas não técnicas nas regiões 
brasileiras, por exemplo, a CELPA (Centrais Elétricas do Pará) registrou cerca de 40% em 2011 
[4], enquanto a CPFL Energia registrou 2% de perda por furtos de energia [5], [6]. Grande parte 
das cargas conectadas ilegalmente em consumidores residenciais são chuveiros elétricos ou 
aparelhos de ar condicionado (por causa do seu alto consumo). O consumo do chuveiro elétrico 
varia entre 5 e 7 kW [7]. Enquanto o de um ar condicionado residencial pode variar entre 1 e 4 
kW [8].  
Até o ano de 2022, a empresa CPFL Energia pretende instalar cerca de 2 milhões de 
medidores inteligentes na baixa tensão, o que pode ajudar a melhorar este cenário. Estes 
medidores farão parte do Sistema de Gerenciamento da Distribuição (em inglês, Distribution 
Management System, DMS) e poderão ser explorados para o desenvolvimento de técnicas de 
detecção e localização de perdas não técnicas. 
Os sistemas SCADA/EMS/GMS (em inglês, Supervisory Control and Data 
Acquisition/Energy Management System/Generation Management System) integrados 
desempenham as funções de supervisão, controle, otimização e gerenciamento de sistemas de 
geração e transmissão. Em sistemas de distribuição, estas mesmas funções são desempenhadas 
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pelo SCADA/DMS, ou simplesmente DMS [9]. Adicionalmente, a diminuição das perdas 
permite aproveitar melhor o sistema de distribuição e consequentemente adiar a necessidade de 
melhorias na rede como, por exemplo, a troca de condutores e de transformadores. Tendo em 
vista estas vantagens e o incentivo que o governo planeja dar a estes medidores, é possível 
explorar informações importantes potencialmente reportadas por estes equipamentos no 
desenvolvimento de novas metodologias para a detecção e localização de perdas não técnicas. 
Muitas empresas têm desenvolvido projetos-piloto para testar e melhorar tecnologias 
relacionadas a redes inteligentes que serão implantadas em larga escala [10]. Portanto, 
pesquisas são necessárias para a definição dos métodos e tecnologias de gerenciamento dos 
sistemas de distribuição a serem consolidados. Entre estes métodos destacam-se as técnicas 
para detecção e localização de perdas não técnicas. 
A Figura 1.1 mostra as perdas (técnicas e não técnicas) na transmissão e na distribuição 
em algumas regiões do mundo, pode-se notar que nos países em desenvolvimento, as perdas 
são maiores, e a principal causa disto são as perdas não técnicas [11]. 
 
Figura 1.1 - Perdas em algumas regiões do mundo (ano: 2010) [11] 
1.1 Detecção de Perdas Não Técnicas 
Diversas metodologias têm sido propostas para detectar e/ou localizar as perdas 
comerciais. Porém, poucos métodos foram desenvolvidos baseados na exploração de medidas 
disponibilizadas pelos medidores inteligentes, cuja instalação vem sendo massivamente 
incentivada no Brasil. Há também uma diferença significativa entre os índices de perdas não 
técnicas de empresas brasileiras de distribuição, que variam de 2% a 40%. Este índice depende 
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não apenas do método empregado pela empresa para identificar as perdas não técnicas, mas 
também das condições de operação da rede; lugares mais afastados ou com pouca fiscalização, 
acabam tendo um nível de furto de energia elevado. Em alguns lugares ocorre até mesmo o 
roubo da fiação do poste, o que pode desencorajar a empresa a instalar condutores de boa 
qualidade e manter uma energia dentro dos padrões, pois tais medidas sairiam mais caras do 
que simplesmente ignorar as perdas. 
Basicamente, para se estimar as perdas não técnicas é possível fazer a diferença entre as 
perdas totais (diferença entre a energia fornecida e a tarifada) e as perdas técnicas, porém isto 
exige um grau de conhecimento muito elevado sobre a rede e seu estado de operação (o que 
não ocorre atualmente por falta de medidas). Por isto, existem técnicas que abordam o problema 
de formas alternativas e que comparam os perfis de consumo dos consumidores para identificar 
os locais onde ocorrem os furtos. 
Com o avanço das redes inteligentes e da infraestrutura de medição automática, 
informações adicionais que podem ser exploradas para o desenvolvimento de técnicas mais 
eficientes estarão disponíveis. 
1.2 Medições Potencialmente Disponíveis nos Sistemas de Distribuição 
Com o objetivo de adquirir maior entendimento sobre o método proposto nesta 
dissertação e o motivo de tal proposição, é necessária uma breve introdução sobre os tipos de 
medição potencialmente disponíveis em cada nível da rede, e como podem ajudar a detectar as 
perdas não técnicas. 
1.2.1 Medição Existente nas Subestações 
Nas subestações de distribuição, estão as medidas mais completas. É possível obter 
desde medidas como potência ativa, reativa, módulo e fasores de tensão e corrente a partir de 
oscilografias. Tais medidas podem ser obtidas em tempo real, porém por serem centralizadas 
na subestação, acrescentam pouco à detecção de perdas quando utilizadas isoladamente, todavia 
podem ser usadas em conjunto com as medidas distribuídas ao longo do sistema. 
1.2.2 Medição Existente em Reguladores de Tensão e Banco de Capacitores 
Embora os reguladores de tensão e os bancos de capacitores sejam dispositivos 
utilizados no controle de tensão e/ou potência reativa da rede, as medidas obtidas nestes 
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equipamentos podem ser muito úteis, porém grande parte destas medidas fica armazenada nos 
próprios equipamentos (que utilizam estas medidas para operarem), apenas alguns casos em 
que já existe o canal de comunicação tais medidas estão disponíveis. Geralmente são medidas 
de módulo de tensão. 
1.2.3 Medição Existente Transformadores de Distribuição 
Tipicamente não há medidas nos transformadores que conectam os consumidores à rede 
primária, porém eles são de extrema importância neste trabalho, pois nos nós dos 
transformadores de distribuição pode ser feita a comparação dos valores medidos e calculados 
utilizando-se o algoritmo proposto, baseado em um fluxo de carga modificado. 
1.2.4 Medição Existente nos Consumidores 
Os medidores convencionais encontrados nas residências só medem a energia 
consumida para a tarifação, porém a ANEEL já regulamentou a entrada dos medidores 
inteligentes no mercado [3], tendo em vista exatamente a possível migração para os chamados 
“smart grids”. No caso deste trabalho, é importante notar que tal medida possibilita novos 
métodos de detecção de perdas, já que será possível obter medidas de potência ativa, potência 
reativa e módulo de tensão nos consumidores. Tais medidas são utilizadas neste trabalho para 
o desenvolvimento de um fluxo de carga modificado e para fazer a comparação que aponta as 
regiões onde potencialmente estão acontecendo os furtos de energia. 
Mais informações sobre as medições disponíveis e necessárias para a implementação do 
método serão apresentadas ao longo deste trabalho. 
1.3 Objetivo deste Trabalho 
Conforme foi apresentado, o combate às perdas não técnicas representa um dos maiores 
desafios enfrentado pelas concessionárias brasileiras. A redução destas perdas implica em uma 
considerável elevação no faturamento das empresas, além de permitir melhorar a qualidade da 
energia fornecida por evitar a diminuição excessiva no perfil de tensão. Paralelamente, os 
sistemas de distribuição estão sofrendo uma verdadeira revolução ocasionada pela adição de 
medidores inteligentes com comunicação e pelo desenvolvimento de melhorias no 
gerenciamento destes sistemas. Portanto, para que estes investimentos resultem em ganhos às 
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concessionárias, necessita-se que técnicas eficientes sejam desenvolvidas considerando este 
novo cenário. 
Neste contexto, este trabalho propõe um método de detecção e localização de perdas 
não técnicas que utiliza tais medidas, de forma a agregar valor às mesmas, para que as próprias 
empresas percebam que o gasto com os medidores e com a transmissão e processamento destes 
dados pode trazer benefícios não só à empresa (diminuindo as perdas), mas também aos 
consumidores, que poderão receber energia com maior qualidade e eventualmente conseguir 
um aumento menor da revisão tarifária. Vale ressaltar que o método proposto visa 
principalmente a identificação de conexões ilegais em redes com baixo nível de PNTs, já que 
em redes com alto nível de PNTs o método pode perder sensibilidade e na maioria dos casos os 
prejuízos vem de inadimplência e não de conexões ilegais. 
A metodologia proposta mostra que mesmo dados que as empresas poderiam julgar 
como pouco úteis podem ser explorados em um método eficiente e inovador no que se diz 
respeito à detecção de perdas não técnicas. Esta técnica de análise pode ser aplicada não só por 
empresas que têm níveis elevados de perdas não técnicas, mas também por empresas que já têm 
um nível baixo de perdas, aumentando ainda mais seus faturamentos e melhorando a qualidade 
da energia fornecida. Além disto, o método proposto é baseado em uma técnica de fluxo de 
potência, não se desviando muito do cotidiano dos engenheiros das concessionárias, facilitando 
assim sua aceitação e utilização no dia a dia da empresa. 
Basicamente, a ideia principal do método consiste no fato de que um consumidor pode 
adulterar seu consumo de potência (conexão de cargas ilegais, adulteração do medidor, etc), 
mas a tensão do sistema não pode ser adulterada, permitindo assim uma análise que explore a 
relação entre os valores de potência e tensão no circuito. 
Neste contexto, esta dissertação está dividida como segue. O Capítulo 2 apresenta o 
estado da arte. Os capítulos 3 e 4 apresentam a metodologia proposta e análises de sensibilidade, 
respectivamente. No Capítulo 5, é apresentada a aplicação do método em redes reais de 
distribuição (média e baixa tensão). Finalmente, o Capítulo 0 apresenta as conclusões finais. 
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2 Estado da Arte 
Este capítulo está dividido em três partes principais, cujo conteúdo tem como objetivo 
contextualizar a pesquisa desenvolvida. Inicialmente, os tipos de perda não técnica mais 
comuns são apresentados. Em seguida, apresenta-se uma revisão bibliográfica sobre os 
principais métodos existentes para detecção e localização destas perdas. Por fim, discute-se 
sobre as medições potencialmente presentes nos sistemas de distribuição que podem ser 
empregadas em novos métodos.  
2.1 Tipos de Perdas Não Técnicas 
As perdas inerentes ao próprio funcionamento do sistema de transmissão e distribuição 
de energia são denominadas perdas técnicas. Todos os outros tipos de perda são considerados 
perdas comerciais. Portanto, perdas comerciais estão associadas a situações de furto ou fraude 
e diversas técnicas podem ser empregadas com estas finalidades. Basicamente, quatro tipos de 
adulteração podem ser considerados perdas comerciais [12]: (a) adulteração nos medidores; (b) 
conexões ilegais; (c) irregularidades nas cobranças; (d) contas não pagas. 
a) Adulteração nos Medidores — Existem várias formas de alteração nas medidas 
feitas por estes equipamentos, as técnicas utilizadas podem ser rebuscadas, mas 
também podem ser tão rústicas quanto danificar o medidor propositalmente. Além 
disto, o fácil acesso ao medidor facilita práticas como: a interferência magnética, 
que consiste em usar um imã para impedir a rotação do disco magnético do medidor 
analógico como na Figura 2.1; o chamado “by-pass”, que faz a energia não passar 
pelo medidor registrando assim um consumo nulo (Figura 2.2); e a ligação em 
paralelo com o equipamento (Figura 2.3), que disfarça melhor o roubo de energia 
em relação ao “by-pass”. 




Figura 2.1 – Imãs causando interferência no medidor, extraído de [13] 
 
 
Figura 2.2 – By-pass no medidor, extraído de [14] 
 
 
Figura 2.3 – Ligação em paralelo com o medidor, extraído de [14] 
 
b) Conexões Ilegais — Esta classificação abrange basicamente as ligações irregulares 
feitas por consumidores que não querem ou não podem pagar pela energia 













Capítulo 2 – Estado da Arte 22 
 
 
por exemplo, em que a fiscalização e o combate a este tipo de perda é complexo. 
Estas conexões são feitas geralmente direto no alimentador de baixa tensão ou no 
transformador de serviço, por este motivo podem ser visualmente identificadas 
como mostra a Figura 2.4. 
 
Figura 2.4 – Conexões ilegais, extraído de [15]. 
 
c) Irregularidades nas Cobranças — Ocorrem basicamente quando a cobrança não é 
feita corretamente, podem acontecer devido a erros na leitura do equipamento pelo 
funcionário responsável ou pela danificação do mesmo. 
d) Inadimplência — Estes casos correspondem a casos de inadimplência no 
pagamento de contas de energia elétrica. 
 
Na Tailândia, por exemplo, a empresa PEA (em inglês: Provincial Electricity 
Authority), que possui cerca 11,5 milhões de usuários, encontrou 2167 casos de fraudes. A 
distribuição dos casos de perdas comerciais identificados de acordo com o tipo pode ser vista 
na Tabela 2.1 [15]. 
Tabela 2.1 – Fraudes na baixa tensão na Tailândia 
Tipo de violação Casos encontrados (%) 
Conexão direta à rede 31,1 
Utilização de neutro alternativo 25,0 
Conexões entre fases 12,5 
Adulteração no medidor 12,5 
Outros 18,9 
Além do prejuízo financeiro, as perdas comerciais podem ocasionar a sobrecarga do 
sistema, diminuindo a vida útil dos equipamentos, a qualidade e a confiabilidade da energia 
fornecida. Devido a estes problemas, o desenvolvimento de técnicas que permitam identificar 
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os pontos associados a roubo de energia é necessário para que as devidas providências sejam 
tomadas. 
Após a discussão sobre os métodos usuais de fraude no sistema elétrico, uma revisão 
dos principais métodos existentes para localização e/ou detecção de perdas não técnicas é 
apresentada. Tais métodos estão relacionados ao combate dos três primeiros tipos de perdas não 
técnicas apresentados. Os consumidores associados ao quarto fator apresentado, a 
inadimplência, já são conhecidos pelas concessionárias. 
2.2 Revisão dos Métodos Existentes 
Conforme discutido acima, a solução do problema de perdas não técnicas é de grande 
interesse para as empresas do ramo de energia elétrica, por isto diversas metodologias têm sido 
propostas para detectar e/ou localizar as perdas comerciais. Tais métodos podem ser agrupados 
de acordo com o tipo e a quantidade de dados explorados, conforme a Figura 2.5. 
 
Figura 2.5 – Agrupamento dos métodos de detecção de perdas não técnicas1 
 
A divisão dos métodos em duas classes principais, métodos indiretos e diretos, baseia-
se no modo de detecção de perdas não técnicas. Na classe dos métodos indiretos, as perdas não 
técnicas são obtidas pela diferença entre a potência total fornecida e o total estimado de perdas 
técnicas. Nestes métodos, objetiva-se estimar as perdas técnicas com a maior exatidão possível, 
pois quanto mais próximo for o valor estimado do valor real, melhor é a detecção das perdas 
não técnicas. Já os métodos classificados como métodos diretos procuram detectar diretamente 
                                                 
1 No grupo de medidas em tempo real, pode haver uma separação quanto ao número de medidas utilizadas, tal 
separação é explicada em 2.2.2. 
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as perdas não técnicas, ou seja, não dependem da estimação das perdas técnicas. A seguir, uma 
breve discussão sobre cada classe de métodos é apresentada. 
2.2.1 Métodos Indiretos 
Estimar as perdas técnicas é fundamental por permitir: (1) avaliar a eficiência do sistema 
a fim de identificar a necessidade da realização de melhorias; e (2) conhecer o total de perdas 
não técnicas pela diferença entre as perdas globais2 do sistema e as perdas técnicas. Portanto, a 
classe de métodos indiretos é caracterizada pela estimação das perdas não técnicas a partir das 
perdas técnicas na rede. 
O cálculo de perdas técnicas depende do nível de informação existente sobre a rede, 
portanto os métodos empregados com tal finalidade podem ser baseados em: 
• Alto grau de conhecimento do sistema [16] – Nos casos em que dados do sistema 
como parâmetros elétricos e curvas de carga são conhecidos, é possível calcular 
com precisão as perdas utilizando, por exemplo, um programa de cálculo de fluxo 
de carga para diferentes níveis de demanda. 
• Baixo grau de conhecimento do sistema [17] – Neste caso, devido ao pouco 
conhecimento da rede, as perdas são estimadas a partir das medidas disponíveis 
(geralmente na subestação), dos dados dos equipamentos da rede e por comparação 
com outros sistemas. 
Existem ainda outros métodos que são aplicados em situações em que parte da rede é 
bem conhecida e outra não (caso híbrido) [18]. A seguir, uma breve revisão dos métodos diretos 
é apresentada. 
2.2.2 Métodos Diretos 
Os métodos diretos podem ser divididos em duas classes principais:  
• Métodos que exploram dados históricos – Dados históricos podem ser utilizados 
para a obtenção de padrões de consumo para diferentes classes de consumidores 
(por exemplo: residenciais, comerciais, industriais, etc.). Nestes métodos, uma 
técnica de reconhecimento de padrão (TRP) é empregada para a identificação de 
                                                 
2 As perdas globais do sistema são dadas pela diferença entre a energia adquirida pela distribuidora (comprada e 
proveniente de geração própria) e a energia vendida aos consumidores. 
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comportamentos não usuais, que devem ser selecionados como candidatos a locais 
associados a perdas não técnicas. 
• Métodos que não utilizam dados históricos – Nestes métodos, valores de medidas 
obtidas em tempo real ou “quase real” são empregados para determinar se há perdas 
comerciais na região sob estudo. Ressalta-se que embora o processo de detecção de 
perdas não técnicas possa ser realizado off-line, por não haver urgência na tomada 
de decisão, a utilização de medidas obtidas em tempo real pode facilitar o processo 
de detecção. 
2.2.2.1 Métodos que Utilizam Dados Históricos 
Pode-se dizer que a maior parte dos métodos baseados na utilização de dados históricos 
possui uma estrutura comum, dividida em três etapas principais: preparação, classificação e 
averiguação. Na etapa de preparação, as informações históricas são usadas para formar um 
padrão. Em seguida, uma fase de classificação é realizada para identificação dos possíveis 
consumidores fraudulentos. Por último, ocorre o processo de averiguação do roubo em que a 
conexão destes consumidores é inspecionada e as providências necessárias são tomadas. 
 Preparação 
Esta etapa varia de acordo com a técnica adotada (redes neurais, clustering, 
reinforcement learning, etc.). Em geral a etapa de preparação consiste em criar um perfil de 
consumo de clientes comuns, ou seja, clientes cujo perfil de consumo é similar ao perfil de 
clientes semelhantes (mesma classe social, hábitos próximos, etc.). Em alguns casos, cria-se 
também um ou mais perfis de consumo associados a clientes que podem ser fraudulentos. A 
distinção entre cada perfil pode ser maior ou menor de acordo com a temperatura, época do 
ano, região, etc. O grande desafio desta etapa é a etapa de mineração de dados, em que uma 
quantidade massiva de informação deve ser separada e processada para permitir o acesso a 
informações relevantes. 
 Classificação 
A etapa de classificação consiste na utilização de alguma técnica de reconhecimento de 
padrão para realizar a comparação dos perfis de consumo de diversos consumidores com os 
padrões ou grupos estabelecidos na fase de preparação. Com isto, é possível identificar perfis 
atípicos, que podem estar associados a fraudes ou furtos de eletricidade. Embora cada método 
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de reconhecimento de padrão utilize um critério diferente, todos são responsáveis por identificar 
casos suspeitos para passar pela etapa de averiguação. 
 Averiguação 
Nesta etapa, os clientes identificados como possivelmente associados a perdas não 
técnicas são averiguados com o objetivo de identificar o tipo de perda não técnica de cada um 
e realizar as medidas corretivas necessárias. 
Uma explicação resumida de alguns métodos diretos existentes é apresentada a seguir. 
• Métodos Baseados em Agrupamento (Clustering) 
O desempenho dos métodos baseados em agrupamento, como o clustering, depende da 
qualidade do treinamento realizado. O treinamento consiste no próprio agrupamento de dados 
de diversos consumidores, que pode ser realizado de acordo com diferentes critérios como 
considerando diferenças climáticas, diferentes estações do ano, região, etc. A ideia básica destes 
métodos é apresentada na Figura 2.6. 
 
Figura 2.6 – Agrupamento de dados, extraído de [19] 
 
Depois da etapa de agrupamento, a análise dos perfis de consumo é feita pela 
comparação com os grupos selecionados [20], [21], caso o consumo seja classificado como 
associado a um consumidor fraudulento, o consumidor é selecionado para a etapa de 
averiguação. 
Um dos problemas desta técnica é a variedade dos critérios de agrupamento, por isto é 
importante que as características mais importantes de cada grupo de dados sejam identificadas 
para que a etapa de agrupamento atinja um bom desempenho. Além disto, o método proposto 
também depende de uma base de dados bem estruturada, que forneça informações adequadas 










Capítulo 2 – Estado da Arte 27 
 
 
• Técnica baseada em Support Vector Machine 
Entre os métodos de agrupamento, é possível destacar a técnica Support Vector Machine 
(SVM) [22]. Assim como apresentado anteriormente, técnicas baseadas em SVM seguem os 
passos básicos dos métodos de reconhecimento de padrão, primeiramente é necessário realizar 
um treinamento a partir de um banco de dados em que casos com roubo e casos sem roubo estão 
identificados. Mais especificamente no caso do SVM, o treinamento consiste em criar uma 
separação entre os casos fraudulentos e os normais, a Figura 2.7 ilustra tal procedimento. 
 
Figura 2.7 – Princípio do SVM, extraído de [22] 
 
Na Figura 2.7 é possível observar os limites encontrados pelo SVM, tais limites são 
resultado da busca pela maximização da distância entre os casos diferentes. Consequentemente 
é possível, por exemplo, classificar os casos que estejam acima deste limite como casos de 
roubo e abaixo como consumidores normais [23], [24] e [25]. Ressalta-se que embora a Figura 
2.7 trate de um caso linear, a teoria do SVM aplica-se a casos em que o espaçamento dos pontos 
não seja uma função linear. Porém, esta técnica depende da qualidade dos dados históricos, pois 
uma base com dados incoerentes (com informações erradas) pode levar o SVM a usar uma 
separação errônea, não tendo assim um desempenho aceitável. 
• Métodos baseados em Redes Neurais Artificiais 
As chamadas redes neurais artificiais foram criadas com a ideia de funcionar como o 
cérebro humano. Desta forma, utiliza-se um treinamento intensivo para uma tomada de decisão 
rápida e precisa. A estrutura básica das redes neurais consiste em uma ampla faixa de entrada, 
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seguida por camadas que funcionam como neurônios, que aprendem a tomar decisões. Ao final 
do processo, tem-se um conjunto de regras de decisão que são aplicadas sobre novos dados de 
entrada. 
Diversas causas podem levar a erros na base de dados e assim como os outros métodos 
de reconhecimento de padrão estes métodos são fortemente dependentes dos dados de entrada. 
Por isto existem outros métodos que utilizam mais de uma rede para o treinamento, resultando 
na melhora do desempenho, porém com maior tempo gasto com este aprimoramento [26]. 
Além disto, durante a fase de classificação, em que ocorre a separação entre os casos 
suspeitos e os normais, outros métodos podem ser combinados, como em [26] em que se utiliza 
uma rede neuro-fuzzy hierárquica, tais mudanças melhoram o desempenho geral. 
• Outros métodos 
Existem outros métodos [27]-[30] que utilizam parte dos métodos mostrados ou que 
utilizam outros conceitos (exemplo: técnicas estatísticas). Contudo, todos são relativamente 
parecidos: empregam uma base de dados e geram um padrão que é utilizado para identificar os 
consumidores que podem estar roubando energia. A dificuldade maior está na etapa de 
mineração de dados, fase em que a base de dados é transformada nos padrões para comparação. 
Alguns misturam medidas adicionais para que a comparação seja feita também com uma base 
em tempo real, outros mesclam várias técnicas de reconhecimento de padrão diferentes visando 
utilizar cada uma em seu melhor campo de atuação. 
2.2.2.2 Métodos que Exploram Dados Obtidos em Tempo Real 
Esta classe de métodos difere-se da apresentada anteriormente por não focar na 
utilização da base de dados históricos. Tais métodos partem de alguma teoria aplicada a 
circuitos elétricos e utilizam medições em tempo real ou “quase real”, para comparação do 
estado esperado com o observado ou para confirmação de resultados. Estes métodos podem ser 
divididos em duas subclasses definidas de acordo com a quantidade de medidas usadas. 
• Método baseado em Estimação de Estado 
Em [31], tem-se um exemplo de análise feita utilizando estimação de estado. Este 
método é baseado na comparação do valor de potência calculado e medido nos transformadores. 
Em posse destas informações e considerando a rede como citado, é possível estimar o estado 
nos transformadores e achar os locais que apresentam grandes perdas, em tais lugares 
provavelmente há roubo de energia. 
Capítulo 2 – Estado da Arte 29 
 
 
Outro método [32] propõe a utilização de estimação de estado para, como em [31], 
detectar os transformadores em que os consumidores associados a perdas não técnicas estão 
conectados. Em seguida, aplica-se uma técnica de análise de variância nos dados de consumo 
de energia dos consumidores conectados nos transformadores suspeitos e os consumidores 
fraudulentos são identificados. 
Tais métodos têm a observabilidade do sistema como maior desafio, ou seja, em 
sistemas de distribuição raramente é possível estimar o estado da rede com a quantidade de 
medidas existentes [33]. Em redes de distribuição, chegar neste estado pode demandar certo 
investimento em medidores e em sistemas de comunicação. 
• Método baseado em Ondas Viajantes 
Algumas tecnologias utilizam medições em alta frequência, é o caso da metodologia 
que emprega o TDR (em inglês, Time Domain Reflectometer) [34]. Esta técnica usa o TDR que 
é composto de um gerador de sinais e um osciloscópio, com isto ele é capaz de injetar pequenos 
sinais na rede e obter a resposta através do pulso refletido, identificando a partir disto os 
possíveis pontos em que ocorrem as fraudes. Os testes são realizados nos condutores do 
secundário, entre o fusível e o medidor de energia, e podem ser feitos de duas maneiras: (1) 
com os dois terminais conhecidos do condutor abertos ou (2) com o condutor energizado e um 
filtro AC para bloquear sinais que não estejam na frequência desejada. Entre as desvantagens 
deste método destacam-se: o desconforto dos clientes, nos casos em que os consumidores são 
desconectados, e a necessidade de testar os consumidores individualmente. 
• Técnica baseada no Balanço de Energia 
A técnica proposta em [35] utiliza medições em tempo real para fazer uma comparação 
entre valores de energia medidos e esperados. O sistema SCADA (em inglês: Supervisory 
Control and Data Acquisition) é utilizado no primário do transformador para medir a energia 
total entregue aos consumidores e tal valor é comparado com o total de energia consumida por 
todos os clientes, descontando-se as perdas técnicas que ocorrem no sistema. Pode-se ver o 
esquema de medidas na Figura 2.8. 




Figura 2.8 – Circuito do método de comparação, extraído de [35] 
 
Tal técnica é baseada em uma ideia simples, porém ter todas estas medidas em tempo 
real pode ser inviável em alguns casos devido ao alto custo associado. Além disto, o cálculo 
das perdas técnicas (que não é exato) pode levar a erros. 
2.2.3 Método que Não Utiliza Medidas para Combater Fraudes 
Em [36], uma ideia de combate às perdas não técnicas que não utiliza medidas é 
proposta. Tal método parte de uma ideia diferente das apresentadas anteriormente, pois ao invés 
de identificar os pontos de roubo de energia, os consumidores normais da rede são desligados 
e uma harmônica danosa é inserida na rede afetando somente os usuários ilegais. Tal prática 
poderia desestimular o roubo de energia devido ao risco de perder equipamentos, porém 
desligar diversos consumidores propositalmente não é uma solução viável. Em resumo, tal 
técnica embora inovadora, é impraticável, pois o desligamento de consumidores pode acarretar 
na perda de processos importantes além de danificar cargas sensíveis. 
Este método não foi agrupado com os anteriores por não se tratar de um método de 
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2.2.4 Funções Antiadulteração dos Medidores 
Alguns métodos visam prevenir o roubo ao invés de identificá-lo. Para isto, alguns 
fabricantes investiram em caixas que blindam ou cobrem completamente os locais de conexão 
do medidor. Outra abordagem seria adicionar ao medidor algum sistema que detecte a fraude e 
avise a empresa responsável sobre o ocorrido, como em [37] e [38]. 
No primeiro caso [37], um sinal é enviado à empresa caso o medidor registre que houve 
uma interrupção ou inversão do fluxo (sem que a energia tenha sido cortada pela subestação), 
seguido de uma normalização na situação. Estes cenários caracterizam um caso de possível 
fraude, em que o consumidor pode ter aplicado algum dos métodos já citados neste documento. 
No segundo [38], um transformador de corrente é utilizado para identificar mudanças 
na impedância refletida no secundário do circuito (que tem uma resistência de baixo valor 
conectado em paralelo). Com isto, as fraudes podem ser notadas pelo circuito que emite um 
sinal para a empresa. 
2.2.5 Conclusões Referentes aos Métodos Existentes  
Em suma, nota-se que em geral os métodos partem de um mesmo princípio: a 
comparação seja ela entre padrões de medições históricos e novos valores medidos ou entre 
valores calculados e valores medidos em tempo real. No primeiro caso é necessária alguma 
inteligência que consiga utilizar dados obtidos anteriormente para montar uma base de dados 
que permite estabelecer padrões, seja por agrupamento ou por simples separação dos casos. No 
segundo, uma teoria bem fundamentada deve ser aplicada à rede possibilitando a comparação 
entre os valores esperados e os medidos efetivamente.  
As técnicas existentes abordam o problema de várias formas e propõem soluções cuja 
aplicação pode ser inviável do ponto de vista das concessionárias, que preferem soluções 
simples e de baixo custo, para que não seja necessário trocar equipamentos ou alocar 
funcionários para tal finalidade. Muitas vezes, os dados necessários não estão disponíveis por 
não haver medição necessária ou simplesmente por não serem reportados a uma central de 
processamento. 
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3 Descrição do Método Proposto 
A metodologia proposta para a localização de perdas não técnicas em redes de 
distribuição é baseada em uma ferramenta modificada de cálculo de fluxo de carga. Esta 
metodologia consiste em explorar medidas de tensão em um nó do alimentador (nó raiz). Este 
nó pode ser a subestação ou outro nó raiz que possua a medição necessária. Quanto ao 
tratamento das cargas, baseando-se nas medidas disponibilizadas pelos medidores inteligentes: 
(a) potência ativa; (b) potência reativa e (c) módulo de tensão (P, Q e V, respectivamente) [39] 
propõe-se representá-las como barras em que a potência reativa e o módulo da tensão são 
especificados pelos valores medidos (barras QV) de forma que seja possível calcular o valor da 
potência ativa a partir de uma solução de fluxo de potência e compará-lo com o valor medido 
pelo medidor inteligente. Esta comparação permite localizar o ponto associado a PNT. Devido 
à proposta de representação das barras de carga como barras QV, este método é chamado ao 
longo deste trabalho como Método QV. Mais detalhes são apresentados a seguir. 
A condição a ser resolvida pelo método está ilustrada na Figura 3.1, em que o sobrescrito 
esp indica o valor especificado para a barra slack ou barra de carga (esse valor é obtido a partir 
dos valores medidos), e o sobrescrito med indica o valor medido. 
 
Figura 3.1 – Ilustração do método proposto 
A partir dos valores especificados apresentados na Figura 3.1 realiza-se um cálculo de 
fluxo de carga. O método de solução de fluxo de carga a ser utilizado é o método Newton-
Raphson. Esta solução permite calcular os valores de potência ativa nas cargas (P1 a P4). Os 
valores de potência ativa calculados podem ser comparados aos valores medidos. O(s) local(is) 
em que a potência ativa medida e calculada apresentar diferença acentuada é(são) 
identificado(s) como candidato(s) a apresentar perdas não técnicas.  
Tal diferença pode ser observada, por exemplo, no sistema ilustrado na Figura 3.2 em 
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conectada. Neste caso, o valor medido em Q2 e(ou) P2 não correspondem à carga total da barra 
2 (carga regular mais carga irregular, ou roubo), porém, a tensão V2 não pode ser adulterada 
permitindo assim uma análise que explore a relação entre os valores de potência e tensão no 
circuito. 
Baseando-se nisto, é possível realizar um cálculo de fluxo de carga que considere a as 
medidas de tensão (já que a influência do roubo na tensão não pode ser adulterada) e as medidas 
de potência reativa (já que as cargas conectadas ilegalmente tendem a apresentar fator de 
potência elevado, os valores de Q medidos também devem estar corretos) como especificados 
e calcule o valor esperado para a potência ativa. Com isto, é possível comparar os valores 
obtidos paras as potências ativas em todas as barras de carga com os valores medidos nestas 




Figura 3.2 – Ilustração da existência de perda não técnica no sistema sob estudo 
 
A conexão ilegal de uma determinada carga (resultando em perda não técnica) pode 
ocorrer tanto no primário (média tensão) quanto no secundário (baixa tensão) do alimentador 
de distribuição. Por isto, o método pode ser aplicado em ambos os casos, porém ressalta-se que 
como discutido nos próximos capítulos, a imprecisão dos medidores afeta o desempenho do 
método, principalmente em redes primárias. 
3.1 Modificações no Método Clássico Monofásico 
Como previamente mencionado, são necessárias modificações no método tradicional de 
fluxo de carga para que ele considere barras do tipo QV. Primeiramente, no fluxo de carga 
monofásico, a modelagem utilizada é a tradicional. As linhas são modeladas utilizando o 
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modelo π; os transformadores são tratados como um ramo com uma impedância série 
(impedância de dispersão); e as cargas são modeladas como ZIP [40].  
A solução de fluxo de potência utilizando-se o método de Newton-Raphson (ou apenas 
Newton) já foi bastante explorada na literatura e é um dos métodos mais conhecidos com esta 




























































A partir dos vetores de correção (Δθ e ΔV), é possível, após algumas iterações, obter o 
estado da rede. Os valores considerados como mismatches de potência ativa e reativa mudam 
de acordo com a barra considerada: 
• No caso de uma barra Vθ, nenhum dos dois é considerado. 
• No caso de uma barra PQ, ambos os mismatches são considerados. 
• No caso de uma barra PV, somente o ΔP é levado em conta. 
• E no caso de uma barra QV, somente o mismatch ΔQ é utilizado. 
Com isto, a definição da estrutura da matriz jacobiana depende do tipo de cada barra. 
No processo de implementação do método, a eliminação da linha e coluna da matriz jacobiana 
é realizada adicionando-se um número muito grande no elemento da diagonal referente a linha 
e coluna a serem canceladas. Assim, no processo de solução da equação (3.1), a linha e a coluna 
associadas a esta barra tornam-se nulas. Cada uma das diagonais em que ocorrem as mudanças 
está indicada a seguir: 
• Vθ – Diagonais das submatrizes L e H (elimina ΔP e ΔQ). 
• PQ – Não ocorre mudanças (precisa dos dois mismatches). 
• PV – Diagonal da submatriz L (elimina ΔQ). 
• QV – Diagonal da submatriz N (elimina ΔP). 
3.2 Método QV para Redes Trifásicas Desequilibradas 
Além do método monofásico, implementou-se também um programa de formulação 
trifásica para simular redes desequilibradas e que possua diferentes conexões de 
transformadores. O detalhamento da modelagem é apresentado no 0. 
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Quanto ao método de solução, são necessárias algumas mudanças em relação ao 
utilizado no caso monofásico. Anteriormente cada ramo apresentava um número para 
condutância e para a susceptância (G e B, respectivamente), porém no caso trifásico, G e B são 













































em que k e m são as barras do sistema e p e f são as fases de cada barra. 
Assim como ocorre com as admitâncias dos ramos, a matriz jacobiana também se altera 



































em que H, N, M e L são matrizes de dimensão 3NB x 3NB (NB é o número de barras) e são 










































=  (3.5) 
Mais especificamente, no caso em que k ≠ m e/ou p ≠ f tem-se:  
( )pfkmpfkmpfkmpfkmfmpkpfkm cosθBsenθGVVH ⋅−⋅⋅=
 
(3.6) 
( )pfkmpfkmpfkmpfkmpkpfkm senθBcosθGVN ⋅+⋅=
 
(3.7) 
( )pfkmpfkmpfkmpfkmfmpkpfkm senθBcosθGVVM ⋅+⋅⋅−=
 
(3.8) 
( )pfkmpfkmpfkmpfkmpkpfkm cosθBsenθGVL ⋅−⋅=
 
(3.9) 
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Para o funcionamento do método QV as mudanças feitas no método tradicional são 
exatamente as mesmas para o caso monofásico, ou seja, os elementos da diagonal da submatriz 
N referentes às barras QV são substituídos por um número muito alto, para que durante a 
inversão da jacobiana o ΔP seja desconsiderado nestas barras. 
Como se pode notar, o método proposto não difere muito do fluxo de carga 
convencional, sendo que uma simples mudança no código do programa já o torna apto para 
representar as barras QV. Isto faz com que a aplicação do método seja intuitivamente mais 
simples do que a aplicação de outros métodos que utilizam conceitos fora do cotidiano de um 
engenheiro de uma empresa. Neste trabalho, o método QV e as outras técnicas apresentadas 
foram implementados em Matlab [41]. O Capítulo 5 apresenta as formas de aplicação do 
método explicando as considerações feitas e o desempenho obtido. 
Antes de ilustrar a aplicação do método, é importante notar que o método pressupõe que 
as medidas oriundas de cada medidor estão relacionadas a um mesmo período de tempo. Logo, 
não se deve utilizar dados referentes a diferentes instantes como entrada para o método 
proposto.  
3.3 Ilustração do Método 
Neste subcapítulo, um caso simples é selecionado para ilustrar a aplicação do método 
proposto. A rede utilizada consiste de uma configuração em paralelo com apenas dois ramos 
(Figura 3.3), ligados ao nó raiz (transformador de serviço), chamado de Ponto de Acoplamento 
Mútuo (PCC, do inglês Point of Common Coupling). Este circuito é um equivalente monofásico 
de uma rede secundária de distribuição canadense. Neste caso o transformador de distribuição 
é do tipo tap central, o modo de obtenção do equivalente monofásico é explicado no 0.  
A tensão de base é 120 V, a potência de base é 1 kW e os dados dos ramos são: 
• Ramo 1 (do PCC para a barra 2) com um condutor CU #2 OW, Z = 0,6347 Ω/km e 
comprimento de 9,7 metros. A carga na barra 2 é de 1,7+j0,5 kVA. 
• Ramo 2 (do PCC para a barra 3) com um condutor ACSR #4 TX, Z = 1,3954 Ω/km 
e comprimento de 18 metros. A carga na barra 3 é de 2,1+j0,6 kVA. 





Figura 3.3 – Rede paralela com dois ramos 
 
Para mostrar o funcionamento do método, é adicionado uma PNT de 5 kW na barra 2, 
representando um chuveiro elétrico.  
O primeiro passo para a execução do método proposto é realizar uma simulação de 
cálculo de fluxo de carga convencional para obter o vetor de tensões real da rede. Para isto, os 
valores das cargas têm que ser somados aos roubos para que a tensão calculada seja a 
equivalente ao consumo total (cargas legais e ilegais). Neste caso têm-se: 
• Potência total consumida na barra 2 igual a 6,7+j0,5 kVA. 
• Potência total consumida na barra 3 igual a 2,1+j0,6 kVA. 
Considerando a tensão no transformador como 1 pu, o fluxo de carga convencional 
obtém o resultado mostrado na Tabela 3.1. 
Tabela 3.1 – Resultados do fluxo de carga convencional 
Barra V (pu) P (pu) Q (pu) 
1 1,0000 8,82 1,11 
2 0,9974 -6,70 -0,50 
3 0,9963 -2,10 -0,60 
 
Este passo é necessário para se obterem as tensões reais da rede (que na prática são 
valores medidos), mas em casos reais os vetores de tensão e potência reativa são obtidos a partir 
dos medidores instalados nos consumidores, ressaltando que é possível manipular o valor da 
potência consumida (por exemplo: by-pass no medidor), mas o valor da tensão não pode ser 
adulterado. 
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O próximo passo é utilizar o método proposto com os valores obtidos para as tensões. 
Nos casos em que se deseja representar imprecisões nas medidas de tensão, o vetor obtido deve 
ser somado aos erros antes de se utilizar o método QV. Estes casos são tratados nos próximos 
capítulos. Como o objetivo deste caso é ilustrar a aplicação do método, nenhuma imprecisão é 
considerada nos medidores. O método QV é inicializado com os valores das cargas sem os 
roubos e com o vetor de tensões obtido pelo fluxo de carga convencional. Neste caso têm-se: 
• Potência total consumida na barra 2 igual a 1,7+j0,5 kVA e a tensão igual a 0,9974 
pu. 
• Potência total consumida na barra 3 igual a 2,1+j0,6 kVA e a tensão igual a 0,9963 
pu. 
O resultado obtido pelo método é apresentado na Tabela 3.2. 
Tabela 3.2 – Resultados do fluxo de carga proposto 
Barra V (pu) P (pu) Q (pu) 
1 1,0000 8,82 1,11 
2 0,9974 -6,70 -0,50 
3 0,9963 -2,10 -0,60 
 
Nota-se que o resultado obtido é igual ao do fluxo de carga convencional, como 
explicado, isto ocorre pelo fato de não ser considerado nenhum erro nas medições, logo o 
cálculo é matematicamente exato. 
Com os resultados obtidos é possível fazer o último passo, que é a comparação entre os 
valores medidos e calculados para as potências nas barras de carga, tal comparação é feita na 
Tabela 3.3. 






Diferença ou erro entre as potências 
calculadas e medidas (∆P) (pu) 
1 Não existe medição 8,82 Não existe medição 
2 -1,70 -6,70 5,0 
3 -2,10 -2,10 0,0 
 
Finalmente, pode-se concluir que o método proposto funciona perfeitamente para o caso 
sem erros, pois o calor de ∆P obtido condiz com a potência desviada. Nos próximos capítulos 
é mostrada a influência dos erros no método bem como sua aplicação diante deste cenário mais 
realista. 
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3.4 Índices Complementares 
Neste subcapítulo são propostos dois índices que podem ser utilizados de forma 
complementar ao método QV. O primeiro deles, desvio de potência ativa acumulado, é 
empregado para melhorar o desempenho do método proposto. O segundo, potência mínima 
detectável, fornece a informação sobre o quão confiável é a indicação da(s) barra(s) com 
maior(es) desvio(s) de potência como o(s) local(is) candidato(s) a PNT. Os resultados da 
aplicação destes índices são mostrados no Capítulo 5. 
3.4.1 Desvio de potência ativa acumulado 
A fim de melhorar a eficiência do método, propõe-se o índice: desvio de potência ativa 
acumulado, ΔPAc. Este índice baseia-se na aplicação do método em análises série-temporais, ou 
seja, o método QV é aplicado a cada intervalo de medição Δt. Para a obtenção do índice 
proposto, o desvio de potência ativa obtido em cada simulação pode ser multiplicado pelo 








em que ΔPi é a diferença entre a potência ativa calculada e medida na barra i para um intervalo 
de tempo Δti; e λ refere-se ao conjunto de medições disponíveis. O local indicado como 
candidato a apresentar conexão ilegal de carga (PNT) corresponde ao maior valor encontrado 
por fase para o circuito em análise.  
Medidas de medidores inteligentes, por exemplo, podem ser obtidas em intervalos de 
15 seg (imediato) / 10-15 min / 1-2 h para períodos predefinidos [42] como um dia, um mês ou 
até mais. Neste caso, as medições necessárias devem ser adquiridas durante um período de 
tempo (p. ex., horas, dias, semanas...) e armazenadas para serem utilizadas na aplicação do 
método QV em análises série-temporais. 
Quando este índice é utilizado, as chances de localizar a PNT são maiores porque a 
carga ilegal pode não ser ligada o tempo todo. Além disso, em análises série-temporais, o desvio 
de potência calculado na barra com PNT tende a se tornar mais significativo se comparado ao 
desvio de potência de barras sem PNT, dado que a diferença é acumulada ao longo do tempo. 
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3.4.2 Potência mínima detectável (PMD) 
O índice Potência Mínima Detectável (PMD) proposto nesse trabalho corresponde ao 
valor mínimo de roubo em uma determinada barra que garante que mesmo com erros de 
medidas, a detecção e a localização de PNT sejam possíveis. A ideia básica deste índice consiste 
no fato de que idealmente, ou seja, quando não há erros nos dados de topologia e medição, e o 
fator de potência da carga conectada ilegalmente é unitário, a diferença entre a injeção de 
potência medida e calculada na barra (ΔP) com esta conexão ilegal é exatamente igual ao valor 
da carga desviada. Contudo, quando existem erros nas medidas, por exemplo, mesmo sem haver 
cargas conectadas ilegalmente ao sistema, a aplicação do método resulta em uma diferença 
entre o valor de injeção de potência medido e calculado. Logo, para que o resultado do método 
seja “confiável”, a potência desviada deve ser maior que o desvio de potência calculado pelo 
método quando da existência de erros de medição. 
Assim, o índice PMD pode ser utilizado junto com o ΔP calculado para cada barra para 
fornecer a informação sobre o quão confiável é a indicação da(s) barra(s) com maior(es) 
desvio(s) de potência como o(s) local(is) candidato(s) a PNT. Por exemplo, se o ΔP obtido com 
a aplicação do método QV é menor do que o PMD para uma barra, o resultado é pouco 
confiável. 
Neste trabalho, o cálculo da Potência Mínima Detectável foi realizado de duas formas 
distintas. A primeira delas é descrita a seguir. 
1. Erros são gerados aleatoriamente e adicionados às medidas de tensão de cada barra 
(não há PNT no sistema); 
2. O método QV é utilizado e o ΔP de cada barra é armazenado; 
3. Os passos anteriores são repetidos milhares de vezes garantindo que os desvios 
(causado pelos erros) em cada barra são armazenados; 
4. Uma função de distribuição acumulada é utilizada para obter o valor que ocorre em 
95% dos casos para cada barra; 
5. Assume-se que os valores encontrados para cada barra são os valores de potência 
mínima detectável para uma PNT naquele local. 
Ressalta-se que este modo de se obter a potência mínima detectável apresenta um 
elevado custo computacional e é pouco útil para sistemas de distribuição com milhares de 
barras. Com isto, um método analítico é proposto. Este método é baseado nas sensibilidades 
das grandezas envolvidas, que podem ser obtidas através da matriz jacobiana. 
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Partindo de (3.15), sabe-se que as submatrizes (H, M, N e L) representam as 
sensibilidades das potências ativa e reativa em relação ao módulo e ao ângulo da tensão, como 












































































Supondo que o fator de potência do roubo é unitário, ou próximo disto, e que o erro na 
medida de Q é pequeno em relação aos outros envolvidos, podemos escrever a variação na 
potência ativa calculada para todas as barras (ΔP) em função do erro na tensão para todas as 
barras (ΔV). Para isto, basta aplicar redução de Kron na equação obtida para ΔP, finalmente 
chegando em (3.17) [43].  
ΔVJΔV)JJJ(JΔP RPVQVQθPθPV ....
1 =−= −  (3.17) 
Vale ressaltar que com este método, é possível obter uma estimativa do desvio nas 
potências ativas calculadas causadas pelos erros de tensão, e como tal cálculo só depende da 
Jacobiana, ele pode ser aplicado diretamente em qualquer rede.  
Outro aspecto relevante é de que o desempenho deste cálculo direto é afetado pela 
linearidade da função que relaciona as grandezas desejadas. Neste caso, a equação de interesse 
é a (3.18) que relaciona o fluxo da potência ativa entre duas barras (índices S e L).  
( )ΔQXΔPRVcosθVV 2LLS ⋅+⋅+=⋅⋅
 
(3.18) 
Partindo desta equação e do fato de que em redes de distribuição pode-se considerar que 
θ≈0º, e com isto cosθ≈1 tem-se (3.19) que é uma função parabólica relacionando as tensões 








Analisando esta equação é possível notar que nos casos em que o valor de R é menor 
(redes primárias), a relação entre a tensão nas barras e a potência ativa é menos linear do que 
nos casos em que R é maior. Ou seja, quando R é grande, P depende menos do valor de VL, o 
que torna melhor a linearização feita com base nas sensibilidades. Assim, quanto menor o nível 
de tensão (redes com alta resistência), melhor o desempenho desta estimação proposta. 
 
Capítulo 3 – Descrição do Método Proposto 42 
 
 
Vale ressaltar que embora este trabalho mostre os índices complementares 
separadamente, eles podem ser utilizados em conjunto para melhorar o desempenho obtido. Por 
exemplo, caso duas barras apresentem elevados valores de desvio de potência ativa, é possível 
utilizar a potência mínima detectável para saber se uma das barras é mais susceptível a erros, 
ou seja, se seus resultados da aplicação do método são menos prováveis para aquela barra. Além 
disto, nos casos em que mais de uma barra apresenta índices de potência ativa acumulado 
elevados, é possível simular o método considerando somente as barras suspeitas como barras 
do tipo QV. Este procedimento resulta na diminuição da influência dos erros de tensão, 
melhorando o desempenho do método. 
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4 Análises de Sensibilidade 
O desempenho da proposta de utilização do método de Newton para solução do cálculo 
de fluxo de potência para a detecção e localização de PNTs depende de algumas variáveis, por 
exemplo, a qualidade das medidas utilizadas como dados de entrada do algoritmo e o valor da 
potência desviada pela ação de fraude (valores muito pequenos podem não ser detectados pelo 
algoritmo). Assim, este capítulo apresenta uma série de estudos analíticos iniciados pela 
avaliação conceitual dos parâmetros que afetam a sensibilidade do algoritmo, seguida por 
estudos de sensibilidade que avaliam o desempenho do método frente à existência de erros nas 
medidas de tensão e nas medidas de potência reativa. Além destes dois fatores, os parâmetros 
das redes de distribuição podem apresentar erros, e embora este trabalho não considere tais 
erros nas simulações, uma breve análise é feita acerca de tais inconsistências na Subseção 4.4. 
4.1 Estudos Analíticos Relacionados ao Desvio de Tensão Causado por PNTs 
De acordo com a proposta de detecção e localização de PNTs descrita no Capítulo 3, a 
tensão medida pelo medidor instalado na entrada do consumidor traz informação sobre a 
existência de PNT. Assim, quanto maior for a queda de tensão (o desvio de tensão) causada 
pela PNT, mais o método é sensibilizado. Por conseguinte, os fatores que impactam a 
magnitude deste desvio de tensão são identificados e avaliados a seguir. 
Uma expressão analítica pode ser obtida para o desvio de tensão causado por uma PNT, 
assumindo um caso simples como na Figura 4.1. 
 
Figura 4.1 – Sistema simplificado 
A equação (4.1) define a tensão na barra L assumindo que não há PNT, L0V̂ , que é uma 















⋅−=⋅−=−=  (4.1) 
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em que oSS 0VV̂ ∠= , Plinha = PL e Qlinha = QL. Nesta condição, a equação (4.1) pode ser reescrita 












ZVV̂  (4.2) 
Quando ocorre uma mudança na potência ΔP = PPNT (assumindo que o fator de potência 













ZVV̂  (4.3) 
Portanto, o desvio de tensão na barra L causado pela mudança na potência ΔP devido a 











ZV̂V̂V̂Δ  (4.4) 
Como os ângulos dos fasores de tensão L0V̂  e L1V̂ são pequenos, o desvio na magnitude 











ZV̂V̂VVΔV  (4.5) 
Resumindo, o desvio de tensão ΔV causado por uma PNT é: 
• Diretamente proporcional ao desvio de potência ΔP na barra com PNT. 
• Diretamente proporcional à impedância acumulada Z (ou nível de curto circuito no 
local da PNT). 
Os efeitos destes dois parâmetros no desvio da tensão são mais bem estudados nos 
próximos subcapítulos utilizando-se dados de redes secundárias disponibilizados por uma 
concessionária canadense. A descrição do conjunto de dados disponibilizado é apresentada no 
0. Neste conjunto de dados, os condutores mais comuns são o CU #2 OW (Z ≈  0,63 Ω/km) e 
o ACSR #4 TX OW (Z ≈  1,40 Ω/km), e o comprimento dos condutores variam entre 10 m e 
40 m. Portanto, para os testes seguintes, o valor da impedância é variado de 0,005 Ω até 
0,055 Ω. 
4.1.1 Influência da Impedância Acumulada no Cálculo da Potência Ativa 
Neste subcapítulo, a expressão analítica (equação (4.5)) é usada para avaliar como 
diferentes valores de impedância afetam o desvio de tensão causado por uma PNT. Além disto, 
vale ressaltar que esta análise pode ser feita para o nível de curto-circuito da rede ou para a 
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impedância da linha em análise, pois ambos contribuem para a impedância acumulada entre a 
fonte (ou barra de referência) e a barra escolhida. 
Como explicado, o valor da impedância é variado entre 0,005 Ω até 0,055 Ω, e quatro 
valores de PNT são escolhidos. Com isto, a equação (4.5) é usada para calcular o desvio de 
tensão (ΔV) correspondente. Os resultados são apresentados na Figura 4.2. Pode-se observar 
que para valores maiores de impedância (ou menor nível de curto circuito), os efeitos causados 
por uma PNT têm um impacto maior no nível de tensão. 
 
Figura 4.2 – Desvio de tensão (ΔV) para diferentes valores de impedância 
4.1.2 Influência da Potência Desviada 
O próximo estudo utiliza quatro valores de impedância para mostrar como diferentes 
valores de PNT afetam o desvio de tensão de acordo com a equação (4.5). O valor da PNT varia 
entre 0,5 kW e 15 kW. A Figura 4.3 mostra os resultados. Como esperado, quanto maior a PNT, 
maior o desvio de tensão; porém, o desvio também depende da impedância acumulada, e é mais 
afetado em impedâncias maiores. 
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Figura 4.3 – Desvio de tensão (ΔV) para diferentes valores de potência desviada (PNT) 
4.2 Erros nas Medidas de Tensão 
Como explicado anteriormente, os medidores podem apresentar erros nas medidas e 
erros nas medidas da tensão podem afetar o desempenho do método, já que estes erros afetam 
o cálculo do desvio de potência ativa (ΔP) e o método se baseia em indicar o maior ΔP como a 
localização da PNT. Portanto, este subcapítulo trata dos efeitos dos erros das medidas de tensão 
nos cálculos da potência ativa. 
Antes de começar as análises é importante saber quais são as normas sobre as precisões 
dos medidores, a respeito do máximo erro permitido, algumas normas foram criadas pela ANSI 
e pelo IEC. Ambos ANSI C12.20 [44] e IEC 62053-22 [45] definem duas classes de precisão 
para os medidores elétricos: 
• Classe .5 – tendo ± 0,5% de precisão. 
• Classe .2 – tendo ± 0,2% de precisão. 
Porém, alguns fabricantes alegam ter precisão mais alta do que estas duas classes. Para 
regular e confirmar estes novos níveis de precisão, a referência [46] propõe a criação de uma 
nova classe com ± 0,1% de precisão.  
Além do desvio da tensão (ΔV), a mudança na potência calculada (ΔP) depende da 
impedância da linha. No conjunto de dados da concessionária canadense, os condutores mais 
comuns são o CU #2 OW (Z ≈  0,63 Ω/km) e o ACSR #4 TX OW (Z ≈  1,40 Ω/km), e o 
comprimento dos condutores variam entre 10 m e 40 m. Finalmente, com estes dados, o ΔP 
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pode ser calculado para estes três valores máximos de erros (ΔV) e para o valor da impedância 
Z que é variado de 0,005 Ω até 0,055 Ω. Os resultados são mostrados na Figura 4.4, na qual são 
consideradas estas variações máximas permitidas (0,1%, 0,2% e 0,5%). 
 
Figura 4.4 – Influência da impedância da linha no desvio de potência ativa (ΔP) 
 
Como se pode notar, os valores de ΔP causados pelos erros na tensão podem ser altos 
caso a impedância seja baixa. Porém, este valor é conservativo porque ele considera os maiores 
erros admissíveis para cada categoria, e como os erros seguem uma distribuição normal, a 
grande maioria dos casos terão erros menores. Conclui-se que a precisão do medidor é um fator 
importante para a eficiência do método QV.  
Além disto, o efeito do erro da tensão no método QV é simulado utilizando o sistema 
reproduzido na Figura 4.5. Em que a barra 3 é conectada ao nó raiz (PCC) por um condutor 
ACSR #2 TX (Z ≈  0,88 Ω/km) e as outras duas (barras 2 e 4) estão conectadas por um condutor 
ACSR #4 TX (Z ≈  1,40 Ω/km). O comprimento de cada ramo conectando as barras 2, 3 e 4 são 
respectivamente 0,0183 km, 0,0178 km e 0,0246 km. A tensão de base é 120 V, a potência de 
base é 1 kVA e o erro de tensão considerado em cada barra é de 0,5%. 























Figura 4.5 – Rede secundária, configuração em paralelo 
 
Como a configuração da rede é paralela, cada barra é afetada separadamente, permitindo 
que os resultados possam ser comparados aos calculados pela equação (4.5). As impedâncias 
conectando as barras 2, 3 e 4 ao PCC são 0,026 Ω, 0,016 Ω e 0,034 Ω, respectivamente. 
Neste contexto, utilizando a equação (4.5), a mudança, ou erro, de potência ativa 
calculada (ΔP) para cada barra (mesmo sem a existência de PNT), para o erro de tensão de 
0,5%, é: 
• Para a barra 2 (Z = 0,026 Ω), ΔP = 2,77 kW; 
• Para a barra 3 (Z = 0,016 Ω), ΔP = 4,50 kW; 
• Para a barra 4 (Z = 0,034 Ω), ΔP = 2,12 kW. 
O resultado da simulação é mostrado na Figura 4.6(b) e, para comparações, o caso sem 
erros na tensão está na Figura 4.6(a). Ressalta-se que o estado da rede é calculado com dados 
fornecidos por uma concessionária canadense e por isto o próprio caso sem PNT (Figura 4.6(a)) 
já apresenta um pequeno erro para cada hora do dia. 
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(a) Caso sem erro na magnitude de tensão 
(b) Caso com 0,5% de erro na magnitude de 
tensão 
Figura 4.6 – Resultados do método QV para situação com erro na potência ativa (ΔP), potência de base de 
1 kVA 
 
Conclui-se que o valor da potência ativa calculada é muito sensível a variações na 
tensão. Igualmente, é possível notar que a quantidade de ΔP está de acordo com o mostrado 
pela equação (4.5) e pela Figura 4.4, nas quais o erro na potência ativa para um valor fixo de 
ΔV é inversamente proporcional à impedância. Portanto, o erro na medida de tensão é uma 
preocupação. Porém, mesmo com os erros, o método QV ainda é útil na maioria das situações. 
Os resultados mostram que quanto maior a impedância, menos sensível é o método a erros na 
tensão. Em sistemas primários de distribuição, a impedância tipicamente é menor do que em 
sistemas secundários, e a precisão dos medidores torna-se mais importante. 
Outra observação importante é que quanto maior for o erro na medida de tensão, menor 
é a sensibilidade do método. Isso significa que um maior desvio de potência é necessário para 
sensibilizar os medidores de forma que os resultados indiquem a existência de PNTs. 
As várias simulações realizadas com o método QV durante o desenvolvimento deste 
trabalho permitem concluir também que a quantidade de barras conectadas a uma barra i afeta 
a potência ativa calculada. Este efeito é observado porque os erros nas medidas de tensão em 
cada barra de primeira vizinha da barra i acumulam-se no cálculo da potência ativa desta barra. 
Analisando-se a equação (4.6), é possível notar que o Pi é afetado pela tensão na barra i e pela 
tensão nas barras diretamente conectadas a i. Além disto, nota-se que o valor da carga não tem 
influência no cálculo da potência ativa pelo método QV.  



































































































4.3 Erros nas Medidas de Potência Reativa 
Além dos erros nas medidas de tensão, também pode haver erros nas medidas de 
potência reativa. Estes erros tendem a serem menos significativos para o cálculo da potência 
ativa do que os erros na tensão, como apresentado a seguir. 
A equação (4.7) mostra os efeitos deste erro no valor da potência ativa calculada pelo 






Para mostrar o efeito do erro analiticamente, erros de 0,5% e 1,0% são assumidos nas 
medidas de potência reativa (valores maiores do que os considerados nas tensões). O desvio na 
potência ativa é calculado com a fórmula (4.7) e o X/R é variado de 0,1 a 1,5. Os resultados são 
mostrados na Figura 4.7 (para um valor de base de 1 kVA). 
 
Figura 4.7 – Influência da razão X/R no ΔP (valor de potência de base = 1 kVA) 
Quanto menor a razão X/R, menos sensível é o método a erros na potência reativa. O 
sinal negativo indica que uma variação positiva na potência reativa causa uma variação negativa 
na potência ativa e vice-versa. Este efeito é estudado no próximo subcapítulo (4.3.1), que trata 
do fator de potência dos roubos gerando variações maiores e com isto o impacto é mais notável. 
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Entretanto, existe outro jeito para confirmar que o erro na potência reativa tem menos 
efeito no cálculo da potência ativa do que o erro na tensão. Para checar isto, a matriz jacobiana 
do sistema pode ser acessada. Para a rede utilizada no subcapítulo 4.2 (Figura 4.5), a matriz 
jacobiana apresenta valores maiores do que 500 para a sensibilidade de P com V, e valores 
menores do que 40 para a sensibilidade de Q com V. Como a potência reativa tem uma menor 
influência sobre a tensão, o efeito causado na potência ativa também é menor. 
Neste contexto, o efeito do erro em Q é testado utilizando esta mesma rede. Os 
resultados mostram que a variação de 0,5% (0,005 pu) em Q quase não afeta a tensão, e 
consequentemente o valor da potência ativa permanece praticamente a mesma (diferença de 
0,05%) para o caso calculado sem erros. 
Finalmente, para mostrar o efeito do erro de Q no método QV, um caso extremo é criado, 
no qual o valor de X da linha da barra 3 é multiplicado 10, mudando sua razão X/R para 1,07, 
e o erro utilizado na potência reativa é de 5%. 
Os resultados são mostrados na Figura 4.8. Conclui-se que nestes casos em que a razão 
X/R é maior, o cálculo da potência ativa torna-se mais sensível a variações na potência reativa. 
Porém, o efeito ainda é menos crítico do que o causado por um desvio de tensão ΔV. 
Em suma, em sistemas secundários os erros em Q não afetam significantemente o 
desempenho do método QV, mas em sistemas primários em que a razão X/R é maior, a precisão 
do medidor pode afetar os cálculos. 
(a) Caso sem erros na potência reativa (b) Caso com erro de 5% na potência reativa 
Figura 4.8 – Resultados do método QV para situação com erro na potência ativa (ΔP) com e sem erros na 
potência reativa (valor de potência de base = 1 kVA) 
4.3.1 Influência do Fator de Potência da PNT 
Este subcapítulo trata do fator de potência da carga usada para representar a PNT, cuja 
análise é análoga à consideração de erros nas medidas de potência reativa. Todos os estudos 
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feitos anteriormente à Seção 4.3 assumiram PNT com fator de potência unitário. Porém, o fator 
de potência da PNT pode afetar o desempenho do método QV. Por exemplo, em um caso com 
uma PNT com fator de potência de 0,92, o erro equivalente na potência reativa é de cerca de 
43% da potência ativa da PNT, tal valor pode ser calculado com a equação (4.8). 
( )( )φarccosP.tanQ =
 
(4.8) 
Para avaliar este fator, um caso em que a PNT tem o valor de 6 kW é considerado. Para 
este caso, se o fator de potência da PNT for de 0,95, a quantia de potência reativa consumida 
pela PNT calculada pela equação (4.8) é de cerca de 1,97 kVAr, e para o caso com um fator de 
potência de 0,92 a potência reativa consumida pela PNT é de cerca de 2,56 kVAr. Para computar 
o efeito do fator de potência, pode-se estimar a variação esperada utilizando a equação (4.7). 
Para mostrar a diferença causada pela razão X/R, mais uma vez o sistema do subcapítulo 4.2 é 
utilizado (Figura 4.5) e o valor de X da linha da barra 3 é multiplicado por 10, mudando sua 
razão X/R para 1,07. 
Neste caso, pela equação (4.7), um ΔP de 107% de ΔQ deve ocorrer. Como a potência 
ativa da PNT é 6 kW, então para:  
• Fator de potência de 0,95, o ΔP causado deve ser de -2000 W. 
• Fator de potência de 0,92, o ΔP causado deve ser de -2600 W. 
Novamente, o sinal negativo indica que quando a PNT está consumindo potência 
reativa, o método QV calcula uma injeção de potência ativa, facilitando a detecção da PNT. 
Os resultados de simulação para este caso são mostrados na Figura 4.9 e na Figura 4.10. 
Das quais, pode-se concluir que como a razão X/R é maior do que no caso original e os erros 
causados pelo fator de potência são maiores do que os causados pela imprecisão na medida de 
potência reativa dos medidores, o desempenho do método QV é pior. Porém, vale ressaltar que 
os valores encontrados condizem com os esperados de acordo com as equações apresentadas. 




Figura 4.9 – Erro na potência ativa (ΔP) com uma PNT de fator de potência unitário 
 
(a) Fator de potência = 0,95 (b) Fator de potência = 0,92 
Figura 4.10 – Erro na potência ativa (ΔP) para PNTs com diferentes fatores de potência 
 
Neste caso estudado o ΔQ é positivo (fator de potência indutivo). Com isto, o valor 
calculado pelo método QV para as potências ativas aumentam. Porém, se a PNT estiver 
produzindo potência reativa (fator de potência capacitivo), tais valores diminuem. Para 
confirmar esta informação, a mesma rede é utilizada considerando uma razão X/R de 1,07 para 
a linha conectando a barra 3 ao PCC. Nesta barra é simulada a PNT de 6 kW e fator de potência 
de 0,92 (capacitivo). O resultado é mostrado na Figura 4.11. 
Pode-se concluir que, neste caso a variação de 2,6 pu é subtraída do erro da potência 
ativa calculada para o caso com fator de potência unitário. Como os erros na tensão estão sendo 
negligenciados, ainda é possível identificar a barra com a PNT. Porém, em casos reais, em 
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conjunto com o erro do medidor de tensão, o fator de potência da PNT pode afetar o 
desempenho do método. 
 
Figura 4.11 – Erro na potência ativa (ΔP) com uma PNT de fator de potência 0,92 capacitivo 
 
4.4 Erros nos Parâmetros da Rede 
Além dos erros na tensão e na potência reativa, podem haver erros nos parâmetros da 
rede. Embora as simulações contidas neste trabalho não considerem este fator, uma breve 
discussão deve ser feita. Afinal, as bases de dados das empresas podem estar desatualizadas ou 
com erros nos parâmetros, causando assim uma disparidade entre a topologia real da rede e a 
topologia simulada. 
Para analisar este efeito, a mesma rede secundária de 4 barras é considerada, mas erros 
extremos na estimação dos parâmetros são inseridos. Estas alterações são inseridas antes do 
cálculo do estado real da rede, e são retirados antes da simulação pelo método proposto, 
causando assim uma discrepância entre os valores simulados e real. São feitas as seguintes 
alterações: 
• Para a barra 2, o valor de X é multiplicado por 2; 
• Para a barra 3, o valor de R é multiplicado por 2; 
• Para a barra 4, os valores de R e de X são multiplicados por 2; 
A Figura 4.12 mostra os resultados obtidos. 










































Figura 4.12 – Erro na potência ativa (ΔP) com erros de parâmetros 
Nota-se que a barra 2 praticamente não sofre alterações, enquanto as outras duas barras 
apresentam erros de até 1 kW em alguns períodos, mas a barra 4 tende a apresentar resultados 
piores (isto ocorre devido a barra 4 já apresentar um valor de resistência maior do que a barra 
3). Pode-se concluir que erros no valor de X alteram menos os resultados do método proposto 
do que os erros em R, isto pode ser explicado considerando novamente a Figura 4.1 e as 
equações (4.9) e (4.10) de fluxo de potência. 




( )QRPXVV LS ∆⋅+∆⋅−=⋅⋅ θsen
 
(4.10) 
Pelo fato de que em redes de distribuição pode-se considerar θ≈0º, tem-se que cosθ≈1 e 
senθ≈0. Com isto, e com o fato de que no método proposto o módulo da tensão e a potência 
reativa são especificadas, a equação (4.10) pode ser desconsiderada e de acordo com a equação 










Assim, estes erros tendem a piorar o desempenho do método quanto maior o erro no 
valor da resistência. Além disto, é importante lembrar que neste estudo é considerado um erro 
de 100% (o dobro do valor) nos parâmetros, e por isto estes resultados podem ser considerados 
extremamente conservadores. 
 






































Finalmente, em relação aos erros nas medidas, conclui-se que os erros de tensão afetam 
mais o desempenho do método proposto do que os erros na potência reativa, isto pode ser 
justificado principalmente pelo fato dos roubos de energia em geral apresentarem um fator de 
potência próximo ao unitário como visto no Capítulo 12. Com isto, a precisão dos medidores é 
um fator importante para a aplicação do método proposto, por isto, o próximo capítulo mostra 
a aplicação do método em diversas redes sob influência dos erros de tensão e propõe técnicas 
para melhorar seu desempenho. 
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5 Aplicação do Método em Sistemas de Distribuição de Energia 
Elétrica 
Após a análise de sensibilidade, o método é aplicado em redes primárias e secundárias 
para simular possíveis situações de funcionamento. Entre as redes analisadas estão: 
• Rede secundária monofásica, configuração em paralelo, com 4 barras3. 
• Rede secundária trifásica de 15 barras4. 
• Rede primária trifásica IEEE 13 barras [47]. 
• Rede primária trifásica IEEE 123 barras [48]. 
A rede secundária monofásica de 4 barras, embora bastante simples, é baseada em redes 
secundárias reais de uma concessionária canadense. Originalmente, esta rede é bifásica (a três 
fios e transformador com tap central), mas por causa das medidas disponibilizadas pelos 
medidores inteligentes (potência ativa e reativa total, e tensão entre as fases), utiliza-se o 
equivalente monofásico, conforme descrito no 0. A descrição dos dados da concessionária 
canadense é apresentada no 0. 
5.1 Estudos Realizados 
Para cada sistema de distribuição simulado neste capítulo, quatro estudos são 
apresentados. A descrição de cada caso é apresentada a seguir.  
5.1.1 Estudo 1: Avaliação do Impacto da Resolução dos Medidores 
O primeiro teste baseia-se nas referências [49] e [50], que definem a resolução dos 
medidores eletrônicos. De acordo com o conteúdo destes documentos, a resolução mínima para 
os valores de tensão é de uma casa decimal. Por isto, nestes testes considera-se o impacto da 
utilização de apenas uma casa decimal nos valores medidos. O efeito de uma baixa resolução 
dos medidores é análogo ao efeito de erros de medição pelo fato de diminuir a exatidão dos 
valores utilizados.  
                                                 
3 Os dados dessa rede são apresentados na Seção 5.3.1. 
4 Os dados dessa rede são apresentados na Seção 5.3.2. 
Capítulo 5 – Aplicação do Método em Sistemas de Distribuição de Energia Elétrica 58 
 
 
5.1.2 Estudo 2: Avaliação do Impacto de Erros na Tensão 
O segundo teste considera o máximo erro permitido para os medidores de tensão [51], 
inserindo erros aleatórios em todas as medidas de tensão. Tais erros são de no máximo 1%, e 
seguem uma distribuição normal (como visto na Figura 5.1), por isto um desvio padrão de 
0,333% é suficiente para simular os erros, pois 99,74% dos casos estarão entre +1% e -1%. 
Além disto, uma situação mais otimista em que os erros máximos são de 0,1% (desvio padrão 
de 0,0333%) também é considerada. 
 
Figura 5.1 – Gráfico de uma distribuição normal 
 
Para cada uma das simulações com o método proposto a inserção de erros nas medidas 
de tensão é feita da seguinte maneira: 
• Simula-se o fluxo de carga convencional e obtém-se o vetor de tensões exatas para a 
condição simulada; 
• Gera-se um vetor com valores aleatórios seguindo uma distribuição normal de acordo 
com o desvio padrão escolhido; 
• Adiciona-se o vetor de erro ao vetor de tensão exato, obtendo-se assim o vetor das 
medidas com erros para ser utilizado na simulação do método QV. 
Além disto, vale ressaltar que como explicado no subcapítulo 5.2, em grande parte dos 
casos, os roubos podem apresentar um alto fator de potência (perto do unitário) e os erros na 
potência reativa influenciam menos o desempenho do método QV, por isto somente os erros de 
tensão são simulados. 
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5.1.3 Estudo 3: Desvio de Potência Acumulado 
O terceiro estudo consiste na obtenção do desvio de potência acumulado para cada 
consumidor do sistema. Como discutido no item 3.4.1, o processo de localização de PNTs pode 
ser temporal. Neste caso, as medições necessárias podem ser adquiridas durante um período de 
tempo e armazenadas para serem utilizada na aplicação do método QV. Medidas de medidores 
inteligentes, por exemplo, podem ser obtidas em intervalos de 15 seg (imediato) / 10-15 min / 
1-2 h para períodos predefinidos [42] como um dia, um mês ou até mais. 
Para a obtenção do índice proposto, o desvio de potência ativa obtido em cada simulação 
pode ser multiplicado pelo intervalo de tempo entre cada medição e somado a fim de se obter 







em que ΔPi é a diferença entre a potência ativa calculada e medida na barra i para um intervalo 
de tempo Δti; e λ refere-se ao conjunto de medições disponíveis. O local indicado como 
candidato a apresentar conexão ilegal de carga (PNT) corresponde ao maior valor encontrado 
por fase para o circuito em análise. 
Para este estudo, é utilizada a curva de carga da Figura 5.2, tal curva é típica para redes 
primárias de distribuição. Finalmente, é importante ressaltar que os valores mostrados nos 
resultados deste capítulo correspondem, ponto a ponto, ao maior valor por fase. 
 
Figura 5.2 – Curva de carga 
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5.1.4 Estudo 4: Obtenção da Potência Mínima Detectável 
O quarto estudo realizado consiste na obtenção da potência mínima detectável que 
corresponde ao valor mínimo de roubo em uma determinada barra que garante que mesmo com 
erros de medidas, a detecção e localização de PNT seja possível. Este índice é obtido para cada 
barra do sistema e pode ser utilizado junto com o ΔP calculado para cada barra para fornecer a 
informação sobre o quão confiável é a indicação da(s) barra(s) com maior(es) desvio(s) de 
potência como o(s) local(is) candidato(s) a PNT. Mais informações sobre este índice podem ser 
obtidas no item 3.4.2. 
 
Além destes quatro estudos, foi avaliada a influência da presença de geradores 
distribuídos (GDs) no desempenho do método. Foi possível concluir que a inserção destes 
geradores nas redes não afeta o método QV, mais detalhes são mostrados no 0. 
5.2 Considerações sobre os Estudos Realizados 
Um aspecto importante relacionado à aplicação do método consiste em como considerar 
a disponibilidade das medições para a realização das simulações, tais considerações são 
apresentadas a seguir. Tipicamente, os sistemas de distribuição primários e secundários 
brasileiros são trifásicos, sendo que as cargas são conectadas em uma, duas ou três fases, de 
acordo com o tipo da carga instalada (residencial, comercial ou industrial). Os medidores 
instalados nos consumidores, medem o consumo total (a soma de todas as fases), enquanto a 
tensão pode ser medida por fase, no caso dos medidores inteligentes. Neste trabalho, considera-
se que existem medições separadas por fase em todas as barras, tanto de potência quanto de 
tensão. A única exceção consiste no caso do sistema teste secundário monofásico, em que o 
equivalente monofásico do sistema secundário a três fios, com transformador com tap central, 
foi obtido apresentando resultados satisfatórios, tal representação é discutida no 0. 
A última consideração feita nas análises deste capítulo é que as PNTs possuem fator de 
potência unitário, isto pode ser justificado pelo fato de que as cargas ilegais mais comuns no 
Brasil são chuveiros elétricos (com fator de potência unitário) e aparelhos de ar condicionado 
(com fator de potência acima de 0,94). Com isto é possível avaliar melhor a influência dos erros 
de tensão no método, que afetam mais o resultado do que erros na potência reativa.  
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5.3 Aplicação do Método em Redes Secundárias de Distribuição 
O método proposto é avaliado primeiramente em redes secundárias de distribuição. Para 
a aplicação do método nas redes secundárias, deve haver medição de P, Q e V em cada um dos 
consumidores, e deve-se conhecer a tensão no transformador de distribuição (ou de serviço). 
Caso não haja medição de tensão no transformador, o valor pode ser estimado utilizando as 
outras medidas presentes na rede primária ou através das próprias medições dos consumidores, 
porém este último caso pode ter seu resultado afetado pelos roubos de energia, gerando assim 
alguns erros. 
5.3.1 Rede Secundária em Paralelo 
A primeira rede utilizada nestes estudos é a mesma rede do subcapítulo 4.2. Tal rede 
apresenta uma configuração paralela conforme a Figura 5.3 e é representada pelo seu 
equivalente monofásico como explicado anteriormente. A tensão de base é 120 V e a potência 
de base é 1 kVA. Para esta rede, os efeitos afetam cada ramo separadamente. Por isto, os erros 
nas medições em uma barra não afetam o cálculo das potências das outras barras do circuito. 
Além disto, a sensibilidade da potência calculada, com o desvio na tensão, depende unicamente 
da impedância do condutor que liga a barra da carga ao nó raiz (PCC). 
 
Figura 5.3 – Rede secundária, configuração em paralelo 
 
5.3.1.1 Estudo 1: Avaliação do impacto da resolução dos medidores 
O primeiro teste trata da resolução dos medidores. Para este caso com a resolução de 
uma casa decimal o resultado pode ser visto na Figura 5.4. Nota-se que os erros são baixos, 
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permitindo assim o uso do método para a identificação de PNTs, e que a barra mais afetada é a 
barra 3. Isto ocorre devido ao fato de que esta barra apresenta a linha com a menor impedância 
na rede. 
 
Figura 5.4 – Estado da rede secundária de 4 barras com a resolução dos medidores de uma casa decimal 
(Sbase = 1 kVA) 
5.3.1.2 Estudo 2: Precisão dos Medidores 
Os próximos testes são feitos simulando a precisão de medidores comerciais. Assim 
como nos outros casos, são consideradas uma precisão de 1% e outra de 0,1%. Os resultados 
das simulações podem ser vistos na Figura 5.5. No caso dos erros de até 1%, nota-se que não é 
possível identificar roubos menores do que 6 kW. Porém, vale ressaltar que a barra 4, que 
apresenta a maior impedância em sua linha, manteve seus erros abaixo de 3 pu, reforçando o 
fato de a impedância ser determinante no desempenho do método. No caso com os erros na 
tensão de até 0,1%, nota-se que os erros na potência ativa calculada ficaram muito baixos, 
possibilitando assim a detecção de roubos menores na rede. 
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(a) Erro máximo de 1% (b) Erro máximo de 0,1% 
Figura 5.5 – Simulações com erros aleatórios nas medidas de tensão (Sbase = 1 kVA) 
5.3.1.3 Estudo 3: Desvio de potência ativa acumulado 
A próxima análise leva em conta o comportamento dos consumidores durante um dia. 
Utilizando a curva de carga mostrada na Figura 5.2, sendo que as cargas nominais conectadas 
às barras 2, 3 e 4 são respectivamente 1,7 kW, 2 kW e 1,5 kW. Além disto, é considerada a 
existência de um roubo de energia de 4 kW na barra 4 com duração de 12 horas, entre as horas 
8:00 e 20:00. O resultado para a barra 3 (mais afetada por erros de medidas) e para a barra 4 é 
mostrado na Figura 5.6. Neste caso, é considerada uma amostragem de 1 hora para o medidor 
eletrônico. 
 
Figura 5.6 – Análise temporal para a rede secundária de 4 barras (Sbase = 1 kVA) 
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Nota-se claramente um degrau no valor do erro para a potência ativa calculada na barra 
4, mostrando que é possível identificar a PNT. Além disso, vale ressaltar mais uma vez que os 
valores das cargas não afetam o desempenho do método. 
Para a obtenção do desvio de potência acumulado, o mesmo roubo de 4 kW é aplicado 
na barra 4, porém a sua duração é variada em 12, 8 ou 4 horas (sempre com o centro da duração 
do roubo ocorrendo ao meio dia) e duas taxas de amostragem (Δt) são consideradas, 15 minutos 
e 1 hora. Utilizando a equação (5.1) é possível obter a Tabela 5.1, na qual são mostrados os dois 
maiores índices obtidos e suas respectivas barras. 

















1 h 53,17 4 3,59 3 
15 min 49,59 4 2,01 2 
8 
1 h 37,31 4 4,13 3 
15 min 32,36 4 2,78 3 
4 
1 h 20,15 4 5,73 3 
15 min 17,65 4 3,85 2 
 
Pode-se notar que a barra que apresenta o roubo é a barra com os maiores índices 
calculados, sendo que o segundo maior índice é causado somente por erros nas medidas. Além 
disto, é importante ressaltar que quanto maior o valor do roubo e sua duração, melhor é o 
desempenho do método QV utilizando a técnica do desvio acumulado de potência ativa. 
Outro aspecto importante é que nos casos com maior taxa de amostragem (a cada 15 
min) mais pontos são gerados para o cálculo dos índices, isto faz com que os valores calculados 
fiquem menores. Isto pode ser explicado pelo fato de os erros na tensão seguirem uma 
distribuição normal, e com o maior número de pontos os desvios tendem ao desvio padrão (faixa 
de 68,26% dos casos na Figura 5.1), atenuando o efeito de erros maiores que alterariam os 
valores calculados para os índices. 
5.3.1.4 Estudo 4: Potência Mínima Detectável 
Finalmente, são calculadas as potências mínimas detectáveis para cada barra, para o pior 
cenário de precisão (1%). Tal cálculo é feito como descrito anteriormente, através de múltiplas 
simulações que obtinham os erros típicos, e através do método da sensibilidade, que calcula 
diretamente tais valores. O resultado é apresentado na Tabela 5.2. 
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Tabela 5.2 – Potência mínima detectável (Sbase = 1 kVA) 
Método 
Potência Mínima Detectável (pu) 
Barra 2 Barra 3 Barra 4 
Método da sensibilidade 3,74 6,18 2,78 
Múltiplas simulações 3,15 4,98 2,26 
 
Nota-se que, como esperado, a barra com a linha com maior impedância apresenta os 
menores erros (e vice-versa) e para todas as barras os valores não diferem muito entre o 
calculado e o simulado. 
5.3.2 Rede Secundária com 15 Barras 
A outra rede secundária estudada tem 15 barras e sua topologia é apresentada na Figura 
5.7. Os dados desta rede são apresentados na Tabela 5.3 e na Tabela 5.4, nas quais são mostradas 
as matrizes de impedâncias R e X, ambas de dimensão 3x3 e as cargas presentes nas barras 
finais de casa ramo. Tal rede representa um sistema real de uma concessionária brasileira que 
cedeu os dados para um dos projetos desenvolvidos em conjunto com a UNICAMP. 
Os testes realizados são os mesmos descritos no Subcapítulo 5.1. Primeiramente é 
testada a resolução mínima de uma casa decimal. E posteriormente, a precisão dos medidores 
para 1% e 0,1% de erros máximos. Para estes testes nenhum roubo é adicionado e o valor 
considerado como erro na potência ativa é o valor da potência calculada pelo método QV 
subtraída da carga nominal de cada barra (valor esperado sem roubo). 
 
Figura 5.7 - Rede secundária de distribuição com 15 barras 




Tabela 5.3 – Dados da rede secundária de 15 barras – parte 1 (Sbase = 1kVA e Vbase= 220V) 
De Para Fase 










1 2 A 0,1089 0,0510 0,0490 0,1335 0,0838 0,0759 0,2 0,2 
1 2 B 0,0510 0,1022 0,0460 0,0838 0,1419 0,0903 0,2 0,2 
1 2 C 0,0490 0,0460 0,0986 0,0759 0,0903 0,1466 0 0 
2 3 A 2,4797 0,9005 0,8647 2,3555 1,4796 1,3403 0,2 0,2 
2 3 B 0,9005 2,3620 0,8111 1,4796 2,5048 1,5938 0,2 0,2 
2 3 C 0,8647 0,8111 2,2977 1,3403 1,5938 2,5872 0 0 
2 4 A 2,4235 0,8801 0,8451 2,3021 1,4461 1,3100 0,2 0,2 
2 4 B 0,8801 2,3085 0,7927 1,4461 2,4480 1,5577 0,2 0,2 
2 4 C 0,8451 0,7927 2,2456 1,3100 1,5577 2,5286 0 0 
3 5 A 1,1872 0,4311 0,4140 1,1277 0,7084 0,6417 0 0 
3 5 B 0,4311 1,1308 0,3883 0,7084 1,1992 0,7630 0 0 
3 5 C 0,4140 0,3883 1,1000 0,6417 0,7630 1,2386 0 0 
4 6 A 2,8110 0,6327 0,6075 1,6435 1,0395 0,9417 0,2 0,2 
4 6 B 0,6327 2,7283 0,5699 1,0395 1,7484 1,1197 0 0 
4 6 C 0,6075 0,5699 2,6831 0,9417 1,1197 1,8064 0,2 0,2 
5 7 A 1,4049 0,5102 0,4899 1,3345 0,8383 0,7594 0,2 0,2 
5 7 B 0,5102 1,3383 0,4596 0,8383 1,4191 0,9030 0,2 0,2 
5 7 C 0,4899 0,4596 1,3018 0,7594 0,9030 1,4659 0 0 
5 8 A 0,4496 0,1633 0,1568 0,4271 0,2683 0,2430 0 0 
5 8 B 0,1633 0,4282 0,1471 0,2683 0,4541 0,2890 0,2 0,2 
5 8 C 0,1568 0,1471 0,4166 0,2430 0,2890 0,4691 0,2 0,2 
 




Tabela 5.4 – Dados da rede secundária de 15 barras – parte 2 (Sbase = 1kVA e Vbase= 220V) 
De Para Fase 










5 9 A 1,3417 0,4872 0,4678 1,2745 0,8006 0,7252 0,2 0,2 
5 9 B 0,4872 1,2780 0,4389 0,8006 1,3553 0,8624 0,2 0,2 
5 9 C 0,4678 0,4389 1,2432 0,7252 0,8624 1,3999 0 0 
6 10 A 3,7291 0,8393 0,8059 2,1803 1,3790 1,2492 0 0 
6 10 B 0,8393 3,6194 0,7560 1,3790 2,3195 1,4854 0,2 0,2 
6 10 C 0,8059 0,7560 3,5595 1,2492 1,4854 2,3963 0,2 0,2 
7 11 A 1,5665 0,5689 0,5462 1,4880 0,9347 0,8467 0,2 0,2 
7 11 B 0,5689 1,4921 0,5124 0,9347 1,5823 1,0068 0,2 0,2 
7 11 C 0,5462 0,5124 1,4515 0,8467 1,0068 1,6344 0 0 
9 12 A 2,5570 0,9286 0,8916 2,4289 1,5257 1,3821 0 0 
9 12 B 0,9286 2,4356 0,8364 1,5257 2,5828 1,6435 0,2 0,2 
9 12 C 0,8916 0,8364 2,3693 1,3821 1,6435 2,6679 0,2 0,2 
10 13 A 3,8424 0,8648 0,8304 2,2466 1,4209 1,2872 0,2 0,2 
10 13 B 0,8648 3,7294 0,7790 1,4209 2,3900 1,5306 0,2 0,2 
10 13 A 0,8304 0,7790 3,6677 1,2872 1,5306 2,4692 0 0 
12 14 B 2,4095 0,8750 0,8402 2,2887 1,4377 1,3024 0,2 0,2 
12 14 C 0,8750 2,2951 0,7881 1,4377 2,4338 1,5486 0,2 0,2 
12 14 A 0,8402 0,7881 2,2326 1,3024 1,5486 2,5139 0 0 
14 15 B 2,0020 0,7270 0,6981 1,9017 1,1946 1,0821 0,2 0,2 
14 15 C 0,7270 1,9070 0,6549 1,1946 2,0223 1,2868 0 0 
14 15 A 0,6981 0,6549 1,8551 1,0821 1,2868 2,0888 0,2 0,2 
5.3.2.1 Estudo 1: Resolução dos Medidores 
O resultado da simulação que leva em conta a resolução dos medidores é apresentado 
na Figura 5.8. Nota-se que com exceção da barra 2 (conectada por um condutor com menor 
impedância) e de uma das fases da barra 5 (que não apresenta carga e serve como conexão de 
3 ramos), todos os erros estão abaixo de 0,04 pu (4%). Com isto, conclui-se que a resolução de 
uma casa decimal permite encontrar roubos maiores do que 200 kW. 




Figura 5.8 – Estado da rede secundária de 15 barras com a resolução dos medidores (Sbase = 1 kVA) 
5.3.2.2 Estudo 2: Precisão dos Medidores 
A precisão dos medidores é simulada para a rede de 15 barras da mesma forma como 
explicado anteriormente (com o uso de erros aleatórios seguindo uma distribuição normal). Os 
resultados para o primeiro cenário, com 1% de precisão são apresentados na Figura 5.9, na qual 
são simulados quatro casos (gerando um novo vetor de erro aleatório para cada caso), 
mostrando a aleatoriedade causada pelos erros na tensão. 
Os resultados obtidos mostram mais uma vez que a impedância do condutor é um fator 
importante para o funcionamento do método. As barras com mais vizinhas e que estão no ramo 
principal da rede apresentam variações maiores, enquanto as variações nas barras mais distantes 
deste e com menos barras vizinhas apresentam variações de cerca de 1 pu ou menos. 
Novamente, isto é explicado pela equação (4.6) que mostra que a potência calculada sofre 
influência do valor da impedância dos ramos e do número de barras vizinhas. 
Para identificar casos com roubos ainda menores, também são simulados os casos no 
qual os medidores apresentam uma precisão de 0,1%. Os resultados são apresentados na Figura 
5.10. Neste caso, os erros são pequenos ao ponto de permitir uma melhor detecção de fraudes 
no sistema. 
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.9 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 1% (Sbase = 1kVA) 
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.10 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 0,1% (Sbase = 1 kVA) 
5.3.2.3 Estudo 3: Desvio de potência ativa acumulado 
Após as análises instantâneas, é feita a análise temporal do método. Para a rede 
secundária de 15 barras, é considerado um desvio de 1 pu na barra 15 com duração de 12 horas. 
A taxa de amostragem escolhida é de 1 hora e o erro considerado é de 0,1%. O resultado é 
apresentado na Figura 5.11, na qual pode-se observar os erros obtidos para a barra 15 e para a 
barra mais afetada pelos erros nas medições (barra 2). Vale ressaltar que esta rede trabalha em 
um estado que não permite muitas alterações (de carga ou de erros na tensão) sem que as tensões 
assumam valores não aceitáveis, por isto o caso com erro de 0,1% é utilizado. 
























































































































































Figura 5.11 – Análise temporal para rede secundária de 15 barras (Sbase = 1 kVA) 
 
Mais uma vez nota-se o efeito causado pelo roubo de energia. Neste caso em específico 
a barra 15 apresenta somente uma barra vizinha e é conectada por um ramo de alta impedância, 
fazendo com que ela seja menos susceptível a erros nas medidas. 
Assim como para a primeira rede estudada, os índices de desvio acumulado são 
calculados com o mesmo roubo considerado na análise temporal (1 kW para esta rede) e com o 
mesmo erro na tensão (0,1%). A taxa de amostragem e a duração do roubo também são variadas 
como feito para a rede anterior. O resultado pode ser visto na Tabela 5.5. 

















1 h 13,37 15 4,13 2 
15 min 12,55 15 3,73 2 
8 
1h 9,50 15 4,67 2 
15 min 8,55 15 3,57 2 
4 
1 h 5,21 15 4,27 2 
15 min 4,70 15 3,70 2 
 
Nota-se que a barra 15 apresenta o maior índice em quase todos os casos, sendo que 
com a menor duração o índice observado aproxima-se do calculado para a barra 2 (mais sensível 
a erros na tensão). Por este motivo análises do tipo da potência mínima detectável podem ser 
úteis para averiguar se uma barra é mais ou menos sensível a erros, mostrando o quão confiável 
o resultado pode ser.  
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5.3.2.4 Estudo 4: Potência Mínima Detectável 
Para o cálculo da potência mínima detectável, é considerado novamente um erro de 
0,1% na tensão e os dois métodos (sensibilidade e múltiplas simulações) são utilizados. A 
Tabela 5.6 apresenta os valores encontrados. 
Assim como esperado, o cálculo feito através do método das sensibilidades se aproxima 
do resultado calculado pelas múltiplas simulações, permitindo avaliar o quão confiável é o 
resultado para cada barra de acordo com o quanto ela é afetada pelos erros. Além disto, as barras 
com maior número de vizinhas e com ramos de impedâncias menores apresentam os piores 
resultados. 













2 A 1,0894 1,0577 9 A 0,1731 0,1198 
2 B 1,0026 1,0112 9 B 0,1710 0,1145 
2 C 1,1754 1,1389 9 C 0,1977 0,1348 
3 A 0,1983 0,1372 10 A 0,0694 0,0521 
3 B 0,1918 0,1319 10 B 0,0723 0,0511 
3 C 0,2213 0,1513 10 C 0,0733 0,0563 
4 A 0,1155 0,0821 11 A 0,0974 0,0762 
4 B 0,1129 0,0810 11 B 0,0966 0,0715 
4 C 0,1246 0,0879 11 C 0,1110 0,0884 
5 A 0,7028 0,4569 12 A 0,1204 0,0811 
5 B 0,6867 0,4280 12 B 0,1185 0,0774 
5 C 0,7954 0,4967 12 C 0,1415 0,0928 
6 A 0,0834 0,0622 13 A 0,0339 0,0291 
6 B 0,0866 0,0628 13 B 0,0354 0,0289 
6 C 0,0877 0,0668 13 C 0,0356 0,0319 
7 A 0,2075 0,1398 14 A 0,1345 0,0911 
7 B 0,2049 0,1333 14 B 0,1329 0,0878 
7 C 0,2359 0,1628 14 C 0,1614 0,1054 
8 A 0,3448 0,2721 15 A 0,0735 0,0567 
8 B 0,3369 0,2585 15 B 0,0717 0,0557 
8 C 0,3907 0,2994 15 C 0,0901 0,0664 
5.4 Aplicação do Método em Redes Primárias de Distribuição 
As próximas redes estudadas são redes de distribuição primárias, que apresentam linhas 
com menor impedância do que redes secundárias. Como mostrado nos estudos de sensibilidade, 
tal fator pode dificultar a identificação de roubos, de acordo com a precisão dos medidores. 
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Para a aplicação no método em redes primárias, são necessárias as medidas de P, Q e V 
nos transformadores de distribuição (que são as barras de carga), e medidas de tensão na 
subestação. Neste caso, as medidas da subestação estão disponíveis, pois é uma prática normal 
das empresas, mas os transformadores podem não apresentar medições, com isto, os valores 
das potências e das tensões e cada transformador podem ser obtidas com os dados dos 
medidores instalados nas residências de cada rede secundária conectada a eles. 
5.4.1 Testes com a Rede IEEE 13 barras 
Primeiramente, são feitos testes com a rede trifásica IEEE 13 barras, para isto são feitas 
algumas adaptações. Em relação à rede original: 
• Todas as cargas são ligadas em Y; 
• O regulador de tensão e a chave são desprezados; 
• A barra 692 é incorporada a barra 671. 
Além disto, a tensão de base de cada barra está de acordo com o documento, e a potência 
de base escolhida foi de 1 MVA. A numeração da rede também foi alterada conforme a Figura 
5.12: 
 
Figura 5.12 – Rede IEEE 13 barras com nova numeração 
 
5.4.1.1 Estudo 1: Resolução dos Medidores 
A Figura 5.13 mostra os resultados da rede IEEE 13 barras com a resolução de uma casa 
decimal (na medida de tensão em Volts). Neste teste não há adição de roubo em nenhuma barra, 
os valores de desvio de potência apresentados são intrínsecos aos erros de medição. 




Figura 5.13 – Erros para a rede IEEE 13 barras utilizando a resolução de uma casa decimal 
(Sbase = 1 MVA) 
 
Nota-se que não houve grandes variações em relação ao caso base, sendo que mesmo os 
maiores erros não chegaram a 0,008 pu (0,8%). 
5.4.1.2 Estudo 2: Precisão dos Medidores 
Como feito para as outras redes, os próximos estudos levam em conta a precisão dos 
medidores com a inclusão de erros aleatórios. A Figura 5.14 mostra os erros obtidos em algumas 
simulações com a precisão de 1% para o medidor. 
Conclui-se que a precisão de 1% não é o suficiente para a identificação de possíveis 
roubos em todas as barras. Por isto, o mesmo teste é realizado com 0,1% de precisão, e o 
resultado é mostrado na Figura 5.15. 









































(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.14 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 1% (Sbase = 1 MVA) 
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.15 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 0,1% (Sbase = 1 MVA) 
 
Neste caso, nota-se que a maioria dos erros se encontra abaixo dos valores típicos das 
cargas presentes na rede. Embora ainda possam dificultar a identificação de roubos menores, 
tais erros tornam possível a localização de fraudes que tenham valores próximos aos das cargas.  
Além disto, este cálculo pode ser realizado várias vezes ao decorrer de um dia. Com 
isto, os erros podem ser levados a uma média de valor inferior aos encontrados em alguns fluxos 
de carga isolados. Tal prática tornaria possível a identificação de fraudes de valores ainda 
menores. 
5.4.1.3 Estudo 3: Desvio de potência ativa acumulado 
Para a rede IEEE 13 barras, a análise temporal é feita considerando um roubo de 100 
kW na barra 12 com duração de 12 horas. O erro considerado é de 0,1% na tensão e a taxa de 
amostragem é de 1 hora. A Figura 5.16 mostra o resultado para a barra com o roubo e para a 
barra 7, que é a mais sensível aos erros por apresentar mais vizinhas e ramos com menor 
impedância. 
























































































































































Figura 5.16 – Análise temporal para a rede IEEE 13 barras (Sbase = 1 MVA) 
 
Assim como nos outros casos, pode-se notar uma mudança no perfil do erro durante a 
duração do roubo. Vale ressaltar que neste caso o roubo é de apenas 0,1 pu, sendo que, como a 
rede é primária, se espera que o índice não presente um desempenho tão bom quanto nos casos 
anteriores. 
Para o cálculo do desvio de potência ativa acumulado, o valor da PNT é aumentado em 
relação ao caso da análise temporal, neste caso o roubo simulado é de 250 kW, ainda na barra 
12. Assim como nos casos anteriores, a taxa de amostragem (15 minutos e 1 hora) e a duração 
da PNT (4, 8 e 12 horas) são variadas. O resultado pode ser visto na Tabela 5.7. 

















1 h 3,37 12 0,81 7 
15 min 3,15 12 0,79 7 
8 
1h 2,36 12 0,82 7 
15 min 2,15 12 0,77 7 
4 
1 h 1,37 12 0,91 7 
15 min 1,13 12 0,88 7 
Novamente, conclui-se que este índice melhora o desempenho do método QV. Além 
disto, como esperado, os casos com maior duração e apresentam uma diferença maior nos 
índices calculados, facilitando a detecção do roubo. Nota-se também o efeito da diminuição da 
taxa de amostragem, que causa uma redução nos valores calculados em todos os casos. 
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5.4.1.4 Estudo 4: Potência mínima detectável 
Assim como feito para as redes secundárias, as potências mínimas detectáveis são 
calculadas para a rede IEEE 13 barras de acordo com os métodos propostos. O erro de tensão 
considerado é de 0,1%. Os valores obtidos são mostrados na Tabela 5.8. As barras com valores 
iguais a zero são barras sem nenhum consumo, por isto, neste caso não foram consideradas 
como barras suspeitas, e foram tratadas como barras do tipo PQ com injeção de potência nula. 
Tabela 5.8 – Potências mínimas detectáveis (Sbase = 1 MVA) 
Barra 
Potência mínima detectável (pu) 
Método da sensibilidade Simulações múltiplas 
2 1,3742 0,5763 
3 0,0000 0,0000 
4 0,3053 0,1343 
5 0,5457 0,4986 
6 0,3852 0,3492 
7 2,0667 0,6212 
8 0,5619 0,4384 
9 0,0000 0,0000 
10 0,0000 0,0000 
11 0,2411 0,1590 
12 0,0943 0,0934 
 
Mais uma vez, nota-se que os valores calculados diretamente se aproximam dos valores 
obtidos através de múltiplas simulações. Além disto, como visto na análise temporal e no índice 
de desvio acumulado, a barra 7 é a barra mais sensível aos erros na tensão, enquanto a barra 12 
apresenta resultados confiáveis por ser a menos afetada pela imprecisão dos medidores. 
5.4.2 IEEE 123 Barras 
Para testar a metodologia em uma rede primária maior, é utilizada a rede IEEE 123 
barras. Porém algumas adaptações são feitas para permitir a avaliação do método: 
• Barras que se ligavam através de uma chave normalmente fechada são consideradas 
como uma única barra. 
• Barras que se ligavam através de uma chave normalmente aberta são consideradas 
separadas. 
• Os reguladores de tensão são considerados uma simples ligação por não terem sido 
implementados no programa do fluxo de carga trifásico. 
• Barras que ficariam isoladas pelas chaves abertas são desprezadas. 
• As barras 149, 300, 450 e 200 são renumeradas respectivamente como 115, 116, 
117 e 118. 
Capítulo 5 – Aplicação do Método em Sistemas de Distribuição de Energia Elétrica 79 
 
 
• A barra 115 (antiga 149) é considerada como a subestação. 
Com estas mudanças a rede passa a ter 118 barras e sua nova configuração é apresentada 
na Figura 5.17. Além disto, a tensão de base de cada barra está de acordo com o documento, e 
a potência de base escolhida foi de 1MVA. 
 
Figura 5.17 - Rede IEEE 123 barras com nova configuração 
 
5.4.2.1 Estudo 1: Resolução dos Medidores 
Primeiramente, é testado o desempenho do método considerando-se a resolução de uma 
casa decimal do medidor. O resultado é mostrado na Figura 5.18, na qual se pode notar que a 
grande maioria dos erros se encontra abaixo dos valores nominais das cargas, possibilitando 
assim a identificação dos roubos. 
Vale ressaltar que os erros nulos são de barras que não apresentam todas as fases e, 
portanto, não contabilizam variações. 
 




Figura 5.18 – Erros para a rede IEEE 123 barras utilizando a resolução de uma casa decimal 
(Sbase = 1 MVA) 
 
5.4.2.2 Estudo 2: Precisão dos Medidores 
Após o teste com a resolução do medidor, a precisão dos medidores é testada. Como 
esta rede é maior do que a IEEE 13 barras, se espera que os erros aleatórios causem variações 
ao longo da rede afetando mais o estado calculado. A Figura 5.19 mostra os resultados para 
algumas simulações com 1% de precisão, e como se pode notar, de fato a variação causada pelo 
erro na tensão impede a detecção de fraudes em algumas barras do sistema. 
Além disto, também é testado o caso em que a precisão é de 0,1% e os resultados são 
mostrados na Figura 5.20. Nota-se que os erros são consideravelmente menores que no caso 
com 1% de precisão, tornando a detecção de roubos possível na maioria das barras. Tal efeito 
ocorre primeiramente pelo fato de a rede primária apresentar valores baixos de impedância se 
comparados a sistemas secundários.  
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.19 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 1% (Sbase = 1 MVA) 
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
(c) Caso 3 (d) Caso 4 
Figura 5.20 – Simulações com erros aleatórios nas medidas com até 0,1% (Sbase = 1 MVA) 
 
5.4.2.3 Estudo 3: Desvio de potência ativa acumulado 
Assim como para as outras redes, após as análises instantâneas, um dia inteiro é 
simulado para fazer a análise temporal do método. Para esta rede, é considerado um erro de 
0,1% na tensão com uma taxa de amostragem de 1 hora. Quanto ao roubo, a barra escolhida é 
a barra 29 e o valor da PNT é 500 kW. O resultado é apresentado na Figura 5.21. 
 
















































































































































Figura 5.21 – Análise temporal para a rede IEEE 123 barras (Sbase = 1 MVA) 
 
Novamente, nota-se claramente o efeito do roubo de energia no valor do erro calculado. 
A barra 47, que sofre mais efeitos dos erros de tensão, apresenta neste caso valores altos de 
erros na potência ativa, porém valores muito negativos também ocorrem, este comportamento 
é o que torna possível a aplicação do método QV utilizando o desvio de potência ativa 
acumulado, pois no final do dia o valor do índice não ficará tão alto para a barra 47 quanto 
ficará para a barra 29. 
Como explicado, para melhorar ainda mais o desempenho do método QV, pode ser 
utilizado o índice do desvio acumulado para a potência ativa. O roubo simulado é de 500 kW 
com diferentes durações. O erro considerado é de 0,1% na tensão e duas taxas de amostragem 
são consideradas (15 minutos e 1 hora). A Tabela 5.9 mostra os resultados. 

















1h 8,64 29 5,59 47 
15 min 8,81 29 3,97 47 
8 
1h 7,51 29 4,59 47 
15 min 6,87 29 4,21 47 
4 
1h 5,26 29 3,52 47 
15 min 4,87 29 3,42 47 
5.4.2.4 Estudo 4: Potências mínimas detectáveis 
Finalmente, após os testes, as potências mínimas detectáveis para a rede podem ser 
avaliadas. Como esta rede é grande não é viável mostrar o resultado para todas as barras. É 
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considerado um erro de 0,1% na tensão e os cálculos são feitos pelas duas metodologias. Com 
isto, as barras utilizadas para a análise temporal e para o uso do índice do desvio acumulado 
são escolhidas (barras 29 e 47), e os resultados são apresentados na Tabela 5.10. 
Tabela 5.10 – Potências mínimas detectáveis (Sbase = 1 MVA) 
Barra 
Potência Mínima Detectável (pu) 
Método da sensibilidade Simulações múltiplas 
29 0,655 0,402 
47 1,057 0,570 
 
Vale ressaltar, que embora não seja mostrado, o resultado é satisfatório para toda a rede. 
Neste caso, nota-se que assim como antes, a barras com maior sensibilidade ao erro apresentam 
a maior diferença entre os dois valores calculados, porém tais valores são próximos. 
Concluindo, a introdução de erros, que simula o cenário real, mostra que de fato o 
método QV tem um desempenho pior em redes primárias. Porém, tendo em vista que em redes 
primárias os medidores seriam instalados apenas nos transformadores (a subestação já apresenta 
medição e o número de transformadores é bem menor do que o número de consumidores no 
secundário), seria possível instalar medidores mais precisos e com maior custo, mantendo ainda 
a viabilidade do método. 
5.5 Teste com múltiplos casos de PNT 
Além dos testes anteriores, um caso especial é tratado, em que mais de um roubo é 
simulado. A presença de mais de um roubo não afeta o desempenho do método, que pode 
identificar múltiplas PNTs, mesmo quando estas ocorrem em barras vizinhas. Isto já é esperado 
devido ao fato de que a presença do roubo não altera o valor medido das tensões (estado da 
rede). Para mostrar este efeito, a rede IEEE 123 barras é escolhida. Considerando erros 
aleatórios de 0,1% na tensão e 4 PNTs, de 500 kW cada, na fase A das barras 7 e 8 (vizinhas) 
e das barras 60 e 61 (vizinhas) é possível obter a Figura 5.22. 
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(a) Caso 1 (b) Caso 2 
Figura 5.22 – Simulações com erros aleatórios e múltiplas PNTs (Sbase = 1 MVA) 
 
Nota-se que a presença de múltiplas PNTs não afeta o desempenho do método, mesmo 
em barras vizinhas. Além disto, nos gráficos são destacados os erros obtidos para as barras que 
são vizinhas e apresentam PNTs. Nota-se que embora cada caso simulado apresente resultados 
diferentes (devido aos erros aleatórios), é possível identificar a presença dos roubos. 
5.6 Conclusões a Respeito da Aplicabilidade do Método 
Os testes feitos com as redes secundárias de distribuição mostraram que, de modo geral, 
a sensibilidade do método é maior quando aplicado a estas redes do que quando aplicado em 
sistemas primários. Tal fato ocorre principalmente devido ao valor das impedâncias das linhas 
de distribuição (maiores em redes secundárias).  
A análise temporal do problema mostrou resultados satisfatórios para as redes 
(principalmente o índice de desvio de potência acumulado), mostrando que o método pode ser 
considerado aplicável, sendo uma ferramenta útil no combate às perdas não técnicas.  
O cálculo das potências mínimas detectáveis através do método da sensibilidade 
também apresentou bons resultados, sendo útil para avaliar o quão confiável os resultados 
obtidos são para cada barra da rede. Porém, como discutido anteriormente, o desempenho desta 
técnica é afetado pela razão X/R da rede utilizada. Mas como no geral as redes de distribuição 
apresentam baixa relação X/R, esta técnica pode ser utilizada na maioria das redes com 
resultados satisfatórios. 
Conforme explicado no subcapítulo 3.4, as duas técnicas (índice de potência ativa 
acumulado e potência mínima detectável) podem ser combinadas para melhorar o desempenho 
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do método, principalmente em redes que apresentem algumas barras críticas (baixa impedância 
e muitas barras vizinhas) que afetem o desempenho geral do método. 
Estudos adicionais aos apresentados neste capítulo mostraram que é possível melhorar 
a eficiência do método caso apenas uma parte das barras de carga seja modelada como barra 
QV (barras suspeitas de apresentar perdas não técnicas). Uma opção é percorrer todas as barras 
de carga do sistema e testar uma barra de cada vez como suspeita (mantendo o restante das 
barras modeladas como barras PQ). Desta forma, as chances de detectar e localizar uma 





Como mostrado neste trabalho, o problema das perdas não técnicas é de extrema 
importância para as concessionárias do mundo. Tal problema é de difícil detecção nas redes 
clássicas devido aos poucos dados disponíveis. Porém, com a inserção de medidores na rede e 
com os avanços tecnológicos, em pouco tempo a rede é capaz de trocar informações entre os 
medidores e as subestações. Neste cenário, é importante que as empresas tenham novas 
alternativas para combater os roubos de energia.  
Este trabalho propôs um novo método para detecção e localização de perdas não técnicas 
baseado em um método convencional de fluxo de carga e vários estudos foram feitos para 
provar sua eficiência. As sensibilidades do método frente a erros de medição foram estudadas, 
simulações usando diferentes sistemas de distribuição foram feitas e técnicas para melhorar seu 
desempenho foram propostas. As descobertas principais deste trabalho são citadas a seguir. 
• O método QV pode ser aplicado para a detecção e localização de perdas não 
técnicas em redes primárias e secundárias. Entretanto, o método é mais sensível em 
sistemas secundários, isto é, PNTs menores podem ser detectadas em redes 
secundárias se comparadas com redes primárias. 
• Considerando erros de medição, barras com muitas barras vizinhas ou conectadas a 
ramos com baixa impedância apresentam maiores erros na potência ativa calculada. 
Este fato pode afetar a eficiência do método. 
• O erro na tensão é mais significativo que o erro na potência reativa. O último pode 
tornar-se mais significativo quando a carga ilegal apresenta um baixo fator de 
potência. 
• Utilizando-se de uma análise temporal, é possível obter um índice de desvio de 
potência ativa acumulado. Este índice permite melhorar o desempenho do método 
visto que o desvio de energia pode ocorrer durante longos períodos durante o dia.  
• A potência mínima detectável PMD pode ser calculada para o sistema de 
distribuição de interesse. Esta informação pode dar uma ideia melhor do quão 
sensível o método pode ser quanto a PNT. 
O método QV e as outras ideias relacionadas ao método podem ser mais bem exploradas 
em pesquisas futuras para melhorar as possibilidades de se combater as perdas não técnicas. 
Este trabalho também mostrou uma boa razão para as concessionárias escolherem medidores 
com elevada precisão, já que permitem aumentar seus lucros devido, entre outros fatores, à 
mitigação de perdas não técnicas.
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Apêndice A - Modelos do Programa de Fluxo de Carga  
Este apêndice apresenta os modelos utilizados para o fluxo de carga trifásico quanto a 
transformadores, cargas e linhas. 
Para a modelagem dos transformadores, foram utilizadas as submatrizes da Tabela A.1 
[52]. Os índices representam as posições na matriz admitância, pp e ss são as diagonais de cada 
barra, e ps e sp são as posições que relacionam as barras do primário e secundário. 
Tabela A.1 – Submatrizes utilizadas para a modelagem dos transformadores 
Conexão do transformador Admitâncias Próprias Admitâncias Mútuas 
Primário (p) Secundário (s) Ypp Yss Yps Ysp 
Yg Yg YI YI - YI - YI 
Yg Y YII YII -YII -YII 
Yg Δ YI YII YIII YtIII 
Y Yg YII YII -YII -YII 
Y Y YII YII -YII -YII 
Y Δ YII YII YIII YtIII 
Δ Yg YII YI YIII YtIII 
Δ Y YII YII YIII YtIII 
Δ Δ YII YII -YII -YII 
 










































































Além disto, yt é a admitância do transformador em pu. 
As cargas presentes na rede são modeladas como ZIP, como mostrado abaixo, 
possibilitando assim a escolha da variação da potência com a tensão.  
( )2kpkppnomkespk VcVbaPP ⋅+⋅+⋅= , sendo ap + bp + cp = 1 
( )2kqkqqnomkespk VcVbaQQ ⋅+⋅+⋅= , sendo aq + bq + cq = 1 
Em que “k” é a barra para qual a potência está sendo atualizada, “esp” é o valor 
especificado para o fluxo de carga e “nom” é a potência nominal da barra. 
Finalmente, para as linhas é utilizado o modelo π (Figura A.1). Ressalta-se que no caso 
trifásico, a impedância da linha e as admitâncias shunt são matrizes 3x3. 























Apêndice B - Circuito Equivalente em Redes com 
Transformadores com Tap Central 
Para sistemas secundários com transformadores com tap central, mesmo que cada 
consumidor seja conectado por três fios (duas fases e um neutro), os medidores fornecem a 
potência total (ativa e reativa) e tensão entre as fases. Portanto, para representar o circuito 
completo de três fios da Figura B.1 usando as medições disponíveis, a configuração original é 
transformada em um modelo equivalente de um fio e a descrição de como obter este modelo 
simplificado é explicado a seguir. 
A ideia de montar um modelo equivalente de um fio é baseada em [53]. O modelo da 
Figura B.1 é apresentado em detalhes na Figura B.2(a), e seu circuito equivalente na Figura 
B.2(b). Na primeira, o enrolamento secundário do transformador com o tap central é 
representado por fontes de tensão Ê. Além disto, Za, Zb e Zab correspondem à impedância da 
carga conectada entre a fase a e o neutro, fase b e o neutro e entre as fases a e b respectivamente. 
Ztr é a impedância do enrolamento secundário do transformador e Zs é a impedância do condutor 
de serviço. 
 
Figura B.1 – Conexão monofásica a três fios 
 
Da Figura B.2(a), assumindo que no condutor de neutro a corrente flui da carga para o 
transformador, (B.1) e (B.2) representam a relação entre as tensões na fase a e b, 
respectivamente. 
)Î(ÎZV̂Î)Z(ZÊ banaastr −⋅++⋅+=  (B.1) 
)Î(ÎZV̂Î)Z(ZÊ banbbstr −⋅−+⋅+=  (B.2) 
Somando (B.1) e (B.2) se obtém (B.3) e (B.4).  












⋅+=  (B.3) 
eqeqT V̂ÎZÊ +⋅=  (B.4) 
Em que, ( ) ( )21V̂V̂V̂ baeq ⋅+= ; ( ) ( )21ÎÎÎ baeq ⋅+= ; e strT ZZZ += . 
Essas equações definem a relação entre tensão e corrente do circuito equivalente 
mostrado na Figura B.2 (b). Entretanto, as medições disponíveis são: 
• Tensão entre as fases: 
ba V̂V̂ + ; 
• Potências ativa e reativa totais (Pmed e Qmed definidas por (B.5) e (B.6), 
respectivamente). 
{ }*bb*aamed ÎV̂ÎV̂ReP ⋅+⋅=  (B.5) 
{ }*bb*aamed ÎV̂ÎV̂ImQ ⋅+⋅=  (B.6) 
Para relacionar o circuito simplificado com as medições disponíveis, é assumido que o 
circuito monofásico de três fios é equilibrado, consequentemente, VVV ba ˆˆˆ ==  e III ba ˆˆˆ == . 
Portanto, neste caso, as medições disponíveis são dadas pelas equações (B.7) e (B.8). 
 
 
(a) Modelo monofásico com três fios 
 
(b) Modelo monofásico equivalente com um fio 
Figura B.2 – Modelos da conexão de carga 
 
 























ba II ˆˆ −  






aamedmedmed  (B.7) 
V2V̂2V̂V̂V bamed ⋅=⋅=+=  (B.8) 
Para o modelo simplificado, a potência é dada por (B.9). Dado que apenas a amplitude 
da tensão está disponível no medidor, o termo em (B.4) tem de ser substituído pelo seu valor 






















=  (B.10) 
Das equações (B.7) e (B.8), (B.9) e (B.10) pode ser deduzir que eqmed SS ⋅= 2  e  
eqmed VV ˆ2 ⋅= .
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Apêndice C - Descrição dos dados da concessionária canadense 
Neste apêndice é apresentada uma breve descrição dos dados disponíveis para as redes 
secundárias de distribuição. Estes dados são de medidores eletrônicos instalados em 
consumidores canadenses por uma grande concessionária. Embora sejam diferentes do cenário 
brasileiro, estas redes canadenses permitem uma análise mais detalhada e tal análise pode ser 
estendida para outras redes, incluindo sistemas brasileiros.  
Os dados da concessionária canadense consistem de dados sobre a rede e dados 
relacionados às medidas de potência ativa, potência reativa e da magnitude da tensão. 
Tipicamente, os dados são registrados em intervalos de uma hora; porém, isto varia de 
consumidor para consumidor. 
C.1 Dados da Rede 
Os dados da rede disponíveis estão associados a diferentes configurações: uma rede em 
cascata e diferentes redes em paralelo. A Figura C.1 ilustra como os dados da rede estão 
organizados. Como se pode observar, os dados da rede são compostos por: (a) tipo do condutor; 
(b) comprimento do condutor; (c) Número de identificação do medidor (ID); (d) conexões da 
rede. 
 
Figura C.1 – Exemplo de uma rede da concessionária canadense 
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A informação na Figura C.1 também é oferecida em formato de tabelas, como na Tabela 
C.1. O formato das tabelas é diferente para cada configuração da rede. Além do tipo de condutor 
e comprimento, para a configuração em paralelo (como na Tabela C.1), por exemplo, a 
informação do ID do medidor e do seu respectivo grupo (PCC) é suficiente; entretanto, para a 
configuração cascata, a configuração completa é apresentada (já que todas as conexões devem 
ser descritas). 
Tabela C.1 – Exemplo de uma tabela de dados de uma rede 
Grupo ID do medidor Condutor Comprimento 
1 4646768 ACSR #4 TX 0,0175 
1 4607530 ACSR #4 TX 0,0201 
2 4187927 ACSR #4 TX 0,0183 
2 4607420 ACSR #4 TX 0,0246 
2 4607419 ACSR #2 TX 0,0178 
3 4187929 ACSR #2 TX 0,0215 
3 4187930 ACSR #2 TX 0,0227 
4 4198990 ACSR #2 TX 0,0207 
4 4607418 ACSR #4 TX 0,0263 
4 4607421 ACSR #4 TX 0,0184 
5 4198987 ACSR #4 TX 0,0218 
5 4607464 ACSR #4 TX 0,0256 
5 4607465 ACSR #4 TX 0,0237 
5 4198989 ACSR #4 TX 0,0217 
C.2 Dados dos Medidores 
A ilustração de como os dados dos medidores são organizados é apresentado nas tabelas 
contendo amostras das medições: Tabela C.2 a Tabela C.4.  Estas tabelas são divididas em: 
• Dados da magnitude da tensão (Tabela C.2) – esta tabela contém: o ID do medidor; 
a data da medida; o tipo da leitura de tensão (“Médio5”); e o valor de tensão medido 
para cada hora em um dia, para múltiplos dias. 
• Dados da potência ativa (Tabela C.3) – esta tabela contém: o ID do medidor, a data 
da medida; e o valor da potência ativa medida para cada hora em um dia, para 
múltiplos dias. 
                                                 
5 Os valores mínimo, máximo e médio estão disponíveis; porém, somente os valores médios foram utilizados para 
os testes. 
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• Dados da potência reativa (Tabela C.4) – esta tabela contém: o ID do medidor, a data 
da medida; e o valor da potência reativa medida para cada hora em um dia, para 
múltiplos dias. 
Tabela C.2 – Parte dos dados da magnitude de tensão 
ID do medidor Data Tensão Hora 1 Hora 2 Hora 3 … Hora 24 
4187927 23/03/2012 Médio 224,525 225,725 225,225 … 224,475 
4187927 24/03/2012 Médio 226,700 226,100 225,325 … 223,025 
4187927 25/03/2012 Médio 226,550 227,275 226,000 … 224,975 
4187929 10/03/2012 Médio 0,000 225,775 225,125 … 226,175 
4187929 11/03/2012 Médio 227,500 226,425 225,175 … 225,025 
4187929 12/03/2012 Médio 227,700 226,850 224,600 … 224,575 
 
Tabela C.3 – Parte dos dados da potência ativa 
ID do medidor Data Hora 1 Hora 2 Hora 3 Hora 4 … Hora 24 
4187927 23/03/2012 0,666 0,796 0,628 0,680 … 0,616 
4187927 24/03/2012 0,531 0,460 0,345 0,337 … 0,441 
4187927 25/03/2012 0,347 0,326 0,366 0,327 … 0,651 
4187929 10/03/2012 0,000 0,360 0,441 0,586 … 1,041 
4187929 11/03/2012 0,856 1,183 1,030 0,937 … 0,518 
4187929 12/03/2012 0,864 0,935 0,726 0,576 … 0,665 
 
Tabela C.4 – Parte dos dados da potência reativa 
ID do medidor Data Hora 1 Hora 2 Hora 3 Hora 4 … Hora 24 
4187927 23/03/2012 0 0 0 0 … 0 
4187927 24/03/2012 0 0 0 0 … 0 
4187927 25/03/2012 0 0 0 0 … 0 
4187929 10/03/2012 0 0 0 0 … 0 
4187929 11/03/2012 0 0 0 0 … 0 
4187929 12/03/2012 0 0 0 0 … 0 
 
Como se pode observar, nas medidas de tensão e potência ativa, alguns valores estão 
faltando (como a hora 1, do medidor 4187929, dia 10/03/2012) e devem ser filtrados para evitar 
resultados errados. Mesmo que os valores da potência reativa devessem ser registrados pelos 
medidores, estes valores são todos iguais a zero. 
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Apêndice D - Formulação Para o Erro na Potência Reativa 
A formulação da equação (4.7) usada no capítulo 4.3 para estimar o impacto que os erros 
nas medidas da potência reativa causam na potência ativa calculada pelo método QV é mostrado 
a seguir. 
Um modelo para um ramo genérico utilizado no fluxo de carga é apresentado na Figura 
D.1. Para o fluxo de carga QV, a barra S é a barra Slack (barra de referência, na qual a magnitude 
da tensão e o ângulo da tensão são conhecidos) e a barra L é uma barra QV (magnitude de 
tensão e potência reativa conhecidos). 
 
Figura D.1 – Modelo de um ramo com duas barras 
 
A equação para o fluxo de potência na linha é:  








+=⋅  (D.2) 
 
Então, para um primeiro caso (sub índice 1), sem erros na medida da potência reativa e 
desprezando a abertura angular (θ=0º) que é pequena para sistemas de distribuição, o fluxo de 











Para um Segundo caso (sub índice 2), com as mesmas suposições que o caso 1, mas com 
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Como as tensões estão definidas no fluxo de carga, então VL2=VL1. Consequentemente, 
igualando as duas equações:  
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Apêndice E - Impactos da Geração Distribuída no Método QV 
Nos últimos anos, buscando principalmente a diversificação das fontes de energia e a 
redução da emissão de gases, vários países têm aumentado o número de geradores distribuídos 
(GD). Grande parte destes geradores é conectada aos sistemas de distribuição de energia 
elétrica, destacando-se os geradores solares fotovoltaicos que podem ser instalados tanto em 
consumidores comerciais e industriais quanto residenciais (na baixa tensão). De acordo com 
[54], no mundo todo, a potência instalada de painéis fotovoltaicos chegou a 177 GW em 2014. 
Este cenário mostra que o sistema elétrico começou a sofrer mudanças e que tais mudanças 
afetam redes primárias e secundárias de distribuição. No Brasil, a potência gerada por painéis 
fotovoltaicos ainda é muito baixa. Porém, com a publicação da Nota Técnica 0043/2010-
SRD/ANEEL6 e outras ações, verifica-se que há interesse no governo em incentivar a instalação 
de geração distribuída baseada em fontes renováveis (sobretudo geradores fotovoltaicos) em 
redes de baixa tensão (≤ 220 V).  
Neste apêndice, objetiva-se avaliar a influência da conexão de geração distribuída no 
desempenho do método QV. Contudo, sabe-se que o método emprega injeção de potência 
líquida (diferença entre potência gerada e potência consumida). Logo, do ponto de vista de 
execução do algoritmo, espera-se não encontrar influência significativa. 
E.1 Regulação Brasileira Sobre Medição de Consumidores com GD 
Tendo em vista a iminente entrada destes geradores na rede de distribuição, o 
desempenho do método QV nestes casos deve ser avaliado. Porém, antes disto, requisitos 
relacionados à medição em consumidores com geração distribuída, estipulados pela ANEEL 
em [56], devem ser analisados. A Tabela E.1 mostra alguns dos requisitos de medição para a 
conexão de geradores na rede de distribuição, de acordo com esta regulação. 
                                                 
6 Esta norma técnica tem como objetivo apresentar os principais instrumentos regulatórios utilizados no mundo 
para incentivar a geração distribuída de pequeno porte, a partir de fontes renováveis de energia, conectada na rede 
de distribuição [55].  
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Tabela E.1 – Requisitos considerados para conexão de micro e minicentrais geradoras [56] 
Potência 
instalada 
Nível de tensão de conexão Medição no local da conexão 
< 10 kW 
Baixa Tensão (monofásico, bifásico ou 
trifásico) 
Sistema bidirecional de 
medição 
10 a 100 kW Baixa Tensão (trifásico) 
Sistema bidirecional de 
medição 
101 a 500 kW Baixa Tensão (trifásico) / Média Tensão Medidor 4 quadrantes 
501 kW a 1 MW Média Tensão Medidor 4 quadrantes 
Nota-se que a maioria dos geradores poderá ser instalada em redes de baixa tensão. 
Além disto, quanto ao sistema de medição podem ser feitas algumas considerações: 
• Para geradores de até 100 kW é requerido o sistema bidirecional medição. Porém, 
tal medidor não disponibiliza dados sobre a potência reativa do gerador. Neste 
cenário, espera-se que a concessionária obrigue o gerador a funcionar com fator de 
potência unitário ou com algum valor pré-estabelecido. 
• Segundo o próprio documento da ANEEL [56], para instalações em baixa tensão, a 
medição bidirecional pode ser realizada por meio de dois medidores unidirecionais: 
um para aferir a energia elétrica ativa consumida e outro para a gerada. Isto pode 
ocorrer em casos em que os medidores existentes atualmente não sejam capazes de 
medir corretamente o fluxo bidirecional, mas tal cenário deve melhorar em alguns 
anos. 
• Para os casos com potências maiores do que 100 kW, o medidor que deve ser 
utilizado é o de 4 quadrantes, tal tecnologia além de permitir a medição da potência 
ativa e reativa nos dois sentidos, costuma apresentar uma melhor qualidade na 
precisão de suas medidas. Tal fato é interessante para redes primárias de 
distribuição, em que a precisão é uma preocupação maior. 
• Para todos os casos deve-se utilizar apenas um medidor para o gerador e para a 
carga (global), salvo no caso em que ter os medidores separados apresente um custo 
menor. 
E.2 Avaliação do Desempenho do Método 
Como mostrado, os medidores devem ser capazes de medir no mínimo fluxo 
bidirecional de potência ativa, permitindo assim o abatimento de excedentes nas próximas 
cobranças. Com isto, e levando em conta as informações apresentadas, o desempenho do 
método QV é avaliado considerando-se quatro situações: (a) Nível alto de geração do GD em 
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relação a carga total do sistema; (b) Baixa geração de potência ativa (ou nula) e alta injeção de 
potência reativa7; (c) GD controlando a tensão no ponto de conexão; (d) Caso com conexão 
ilegal e geração distribuída na mesma barra. Em todos os estudos, é utilizada a rede secundária 
de 15 barras apresentada no subcapítulo 5.3.2, e como deseja-se avaliar somente a influência 
dos GDs no método proposto, não são considerados erros nas medidas de tensão. 
A presença de GDs, independentemente do nível de geração ou de controle, não 
influencia o desempenho do método proposto. Isto ocorre pelo fato de que o estado da rede 
(calculado através de P, Q e V) independe de fatores como sentido do fluxo de potência e tipo 
de controle dos geradores. As relações entre as variáveis medidas em cada barra, e que são 
consideradas no programa de fluxo de carga como dados de entrada, garantem o cálculo correto 
(no caso sem erros) das potências na rede. 
 
a) Nível alto de geração do GD em relação a carga total do sistema (alta injeção de 
potência ativa): Neste estudo, foi considerado um GD conectado na fase A da barra 15 da 
rede escolhida. O gerador injeta o correspondente a 60% da carga total do sistema (potência 
ativa, com fator de potência unitário). Como o caso simulado é considerado ideal (sem 
erros aleatórios inseridos na tensão), o desempenho do método deve ser tal que os erros 
entre a potência ativa calculada e medida sejam menores do que a precisão escolhida para 
as simulações, cujo valor é 10-4. A Figura E.1 mostra os resultados obtidos. Nota-se que de 
fato, como explicado anteriormente, o nível de penetração do GD não afeta o método QV. 
 
Figura E.1 – Resultado para o caso com alta injeção de P (Sbase = 1kVA) 
                                                 
7 Ressalta-se que embora este caso nem sempre retrate uma condição realista, optou-se por avaliá-lo para 
identificar possíveis limitações do método QV. 








































b) Baixa geração de potência ativa (ou nula) e alta injeção de potência reativa (fator de 
potência baixo ou zero): Neste caso, novamente foi considerado um GD conectado na 
fase A da barra 15 da rede escolhida. Porém, neste estudo o gerador injeta somente 3 kVAr 
de potência reativa, mantendo o fator de potência nulo. Mais uma vez, como se deseja 
avaliar a influência do GD, não são considerados erros na tensão, com isto espera-se que 
não existam erros maiores do que a tolerância escolhida para a convergência que é de 10-4. 
O resultado é mostrado na Figura E.2, da qual pode-se concluir que, assim como esperado, 
mesmo com fator de potência nulo, o GD não afeta o método proposto. 
 
Figura E.2 – Resultado para o caso com alta injeção de Q (Sbase = 1kVA) 
 
c) GD controlando a tensão no ponto de conexão: Para este estudo foi considerada a mesma 
situação do item a), com a diferença de que o GD além de injetar os 3 kW de potência 
ativa, controla a tensão na barra conectada, podendo injetar ou consumir potência reativa. 
A Figura E.3 mostra o resultado obtido, confirmando que independentemente do tipo de 
controle do GD, se as medidas estiverem corretas o método QV pode ser utilizado. 
 






































Figura E.3 – Resultado para o caso com o GD com controle de tensão (Sbase = 1kVA) 
d) Caso com geração distribuída e conexão ilegal: Finalmente, para este caso foi 
considerado o mesmo cenário do caso a). Porém, além do gerador injetando 3 kW, uma 
conexão ilegal de 2 kW é considerada na mesma localidade (fase A da barra 15). O 
resultado é mostrado na Figura E.4, na qual pode-se notar que a presença do gerador não 
impediu o método de localizar corretamente o roubo, mesmo que ele esteja na mesma barra 
do gerador. 
 
Figura E.4 – Resultado para o caso com GD e conexão ilegal (Sbase = 1kVA) 
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